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 Resumen 
 
Esta investigación realiza una revisión del actual diseño del mercado eléctrico colombiano 
relacionado con la identificación y el manejo de las restricciones en el Sistema de Transmisión 
Nacional (STN), buscando identificar y modelar la metodología hoy implementada para 
caracterizar las restricciones durante el proceso de planeamiento operativo en el Sistema 
Interconectado Nacional (SIN), así como analizar y evaluar diferentes  alternativas que permitan 
un manejo más eficiente de las mismas y que conlleve a la reducción de los costos de operación 
del sistema.  
Además, se desarrolla un estudio de las tendencias operativas en los diferentes mercados 
internacionales, buscando identificar metodologías que se puedan implementar en el manejo de las 
restricciones en el SIN. Los análisis realizados se presentan como recomendaciones para la 
operación del mercado eléctrico nacional, con el objetivo de hacerlo más económico, pero 
conservando los altos índices de confiabilidad y seguridad con los que hoy se opera la red.  
Persiguiendo dichos objetivos, se realizó un estudio al modelo utilizado para el planeamiento de la 
operación en el SIN, buscando identificar políticas que incrementan el costo de la energía debido 
al manejo de las restricciones relacionada con el análisis de seguridad y confiabilidad llevado a 
cabo por XM, las cuales se puedan mejorar dándoles un manejo más flexible. Se identificó que el 
criterio utilizado actualmente para llevar a cabo el análisis de seguridad y confiabilidad en el SIN 
se puede considerar sobre-restringido, lo que si bien asegura que el sistema sea operado con altos 
índices de seguridad, puede generar sobrecostos innecesarios que se verán representados en el 
cobro de la energía realizado al usuario final.  
Por tal razón se presenta una metodología para el análisis de seguridad en el SIN bajo un criterio 
hibrido Preventivo – Correctivo, el cual realice análisis de severidad y de probabilidad para la 
ocurrencia de contingencia en cada activo del STN. Esta metodología se desarrolla como una 
evolución a los criterios hoy utilizados por XM para el análisis de seguridad llevado a cabo en el 
planeamiento operativo del SIN, la cual reduzca los costos debido a un manejo más flexible de las 
restricciones, pero mantenga los altos índices de confiabilidad con que hoy se cuenta. 
Para la implementación de esta metodología se plantea un screening de contingencias basado en 
optimización, el cual analiza la ocurrencia de falla en los activos del STN y elimina las restricciones 
redundantes del modelo, categorizando cada circuito como dominante (restricción que se debe 
agregar al modelo) o dominada (restricción redundante que no afecta la respuesta del modelo). Esto 
causa que el análisis eléctrico y probabilístico efectuado se tenga que hacer únicamente en una 
muestra reducida de elementos, lo que reduce el tiempo y el esfuerzo computacional de las 
simulaciones realizadas. 
Se presenta además el análisis eléctrico y probabilístico efectuado, detallando las consideraciones 
realizadas durante este proyecto. En el análisis eléctrico se describe la implementación de factores 
de carga en los circuitos del STN, los cuales buscan acercar el modelo construido al planeamiento 
 operativo ejecutado día a día por XM. Por su parte, el análisis probabilístico realizado se basa 
fundamentalmente en los datos históricos de disponibilidad de activos reportados por el operador 
del SIN. 
Para la simulación de la metodología propuesta se presenta el desarrollo de un problema de 
optimización que realiza la programación de los recursos de generación, el cual se puede considerar 
un acercamiento apropiado desde la academia al realizado en el planeamiento operativo del sistema 
eléctrico del país, al contar con las restricciones eléctricas y operativas más representativas. Los 
despachos realizados y mostrados en este documento dan cuenta del cumplimiento de las 
restricciones mencionadas. 
Los resultados obtenidos demuestran que la metodología propuesta resulta ventajosa para la 
operación del SIN, al realizar un planeamiento operativo que conserva los altos índices de 
seguridad y confiabilidad, pero que presenta una disminución en su costo al reducir la generación 
fuera de mérito, la cual usualmente está asociada a los recursos térmicos de la red. Esto conlleva a 
disminuir el costo pagado en el mercado eléctrico nacional por concepto de restricciones, a la vez 
que reduce los gases de efecto invernadero que se “liberan” día a día en el país debido a la 
generación de energía eléctrica.   
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1. Introducción  
  
Debido a la continua expansión de las redes eléctricas de potencia, las cuales se presentan día a día 
como uno de los sistemas más complejos, eficientes y útiles construidos por la humanidad, la 
ingeniería ha realizado grandes esfuerzos en el estudio de metodologías para la operación segura y 
confiable de la red, proporcionando energía de calidad al usuario final siempre que éste la requiera. 
El mercado eléctrico nacional no está exento de esta tendencia y todos los agentes que en éste 
interfieren (operador, regulador, planeador de la expansión, entre otros) han realizado esfuerzos 
encaminados en hacer que la operación de la red se lleve a cabo con altos índices de seguridad y 
confiabilidad, procurando evitar que en las diferentes áreas operativas1 se presenten eventos de 
demanda no atendida (DNA), violaciones de las restricciones operativas y/o eléctricas de la red, o 
eventos en cascada debido al fallo de alguno de los activos de la misma.  
Estos esfuerzos han dado como resultado que el Sistema Interconectado Nacional (SIN) y sus 
criterios de operación sean reconocidos en el mundo, siendo calificados por el consejo mundial de 
energía (WEC, por sus siglas en inglés) para el año 2016 como el sistema eléctrico número 36 en 
seguridad energética y el número 10 en sostenibilidad medioambiental, en un ranking que agrupa 
los principales países del mundo [1].   
Sin embargo, debido a que la metodología utilizada para realizar el planeamiento operativo del SIN 
debe garantizar la atención de la totalidad de la demanda cumpliendo con altos niveles de seguridad 
en la red, el CND debe considerar una cada vez mayor cantidad de restricciones para realizar el 
despacho económico de los recursos de generación, lo que podría generar sobrecostos en el valor 
de la energía entregada al usuario final por causa de una programación de recursos que incluye 
plantas que se encuentran fuera de mérito. 
Debido a esto, resulta fundamental realizar estudios a la metodología utilizada para el manejo y la 
cuantificación de las restricciones en el Sistema de Transmisión Nacional (STN), y eventualmente 
realizar propuestas que permitan un manejo más flexible de las restricciones tenidas en cuenta en 
el planeamiento operativo del SIN. Sin embargo, es importante tener en cuenta que los índices de 
seguridad y confiabilidad con que se opera la red eléctrica no se deben ver afectados, y que un 
avance en los métodos de operación se debe justificar principalmente en una mejora en los costos 
diarios del mercado eléctrico nacional.   
Para el análisis, caracterización y alivio de las restricciones en el SIN, la regulación prevé una 
coordinación por parte del operador (XM S.A. E.S.P) y de la Unidad de Planeación Minero 
Energética (UPME). Para esto, XM realiza análisis eléctricos y energéticos basados en criterios 
                                                          
1 En la resolución CREG 062 de 2000 se definen las áreas operativas como el “Conjunto de Activos de Uso y Activos 
de Conexión, recursos de generación y/o demanda, que para asegurar niveles de calidad y seguridad en más de una 
Sub-Área Operativa, presentan alguna Restricción, que exige generaciones forzadas en el Área y/o limita los 
intercambios con el resto del SIN.” 
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dados por la Comisión de Regulación de Energía y Gas (CREG), mientras que la UPME realiza 
sus análisis basados en criterios dados por el Ministerio de Minas y Energía [2]. Según los análisis 
realizados, XM tiene la responsabilidad de enviar informes trimestrales y semestrales con 
recomendaciones que procuran aliviar las restricciones del sistema. Teniendo en cuenta estas 
recomendaciones y las brindadas por los operadores de red (ORs), la UPME tiene la 
responsabilidad de proponer los planes de expansión del SIN buscando aliviar las restricciones del 
mismo, así como aumentar su seguridad y confiabilidad. 
Sin embargo, más que enviar informes con recomendaciones a la UPME, XM tiene la 
responsabilidad día a día de realizar el despacho económico de los recursos de generación del 
sistema, garantizando que el programa obtenido satisfaga criterios de seguridad y confiabilidad en 
la red. Este proceso pretende asignar por orden de mérito a las plantas generadoras la potencia 
demandada por los usuarios del sistema eléctrico, asegurando además el cumplimiento de las 
restricciones eléctricas y operativas identificadas para el día de operación.  
Se puede notar entonces que el manejo y la cuantificación de las restricciones en el sistema, las 
cuales están relacionadas con los criterios utilizados para mantener la operación confiable y segura 
en el mismo, interfieren directamente con el proceso de despacho de las plantas de generación, 
causando un sobrecosto relacionado a la programación de recursos que económicamente se 
encuentran fuera de mérito, en procura de cumplir con las restricciones impuestas al modelo de 
optimización. Consecuentemente, resulta necesario evaluar las metodologías utilizadas hoy por la 
entidad encargada de operar (XM) y por la encargada de planear la expansión del SIN (UPME), 
buscando avanzar en los modelos utilizados para la caracterización de las restricciones y disminuir 
el precio asociado a las mismas. 
Otro aspecto importante de este estudio es la revisión de modelos de mercados eléctricos 
internacionales, haciendo énfasis en el manejo y cuantificación de las restricciones eléctricas y 
operativas de la red. Este aspecto parte de diversas experiencias internacionales que muestran que 
la formación de precios nodales marginales es más conveniente para el manejo y cuantificación del 
costo de las restricciones que la formulación de un precio único para todo el sistema, tal como se 
realiza hoy en el mercado eléctrico nacional [3][4]. El interés, por tanto, es realizar simulaciones 
computacionales que muestren el efecto de la implementación de diferentes metodologías en el 
manejo de las restricciones en el Sistema Interconectado Nacional (SIN). 
 
1.1 Objetivos 
 
1.1.1 Objetivo general  
 
 Analizar la implementación de un esquema de seguridad Preventivo – Correctivo para 
reducir el costo asociado a las restricciones en el planeamiento operativo del Sistema 
Interconectado Nacional. 
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1.1.2 Objetivos específicos 
 
 Realizar una valoración crítica del manejo (cuantificación, prácticas de mitigación, etc.) de 
las restricciones en el país con base en las prácticas operativas y criterios de expansión 
actualmente vigentes.  
 
 Analizar el manejo de restricciones en el corto plazo de mercados eléctricos diferentes al 
colombiano.  
 
 Desarrollar alternativas que den flexibilidad a la caracterización de las restricciones en el 
proceso de planeamiento operativo del sistema interconectado nacional. 
 
 Simular los posibles efectos de la implementación de una metodología Preventiva – 
Correctiva para el análisis de seguridad ejecutado en el planeamiento operativo del sistema 
interconectado nacional.  
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2. Estudio de las actuales prácticas operativas de XM y la UPME 
relacionadas con el manejo de las restricciones del STN en el 
corto y mediano plazo. 
 
Las restricciones son definidas como las limitaciones que se presentan en el sistema interconectado 
nacional (SIN) para abastecer con energía eléctrica las diferentes áreas operativas del país, las 
cuales tienen su origen en la capacidad limitada de los activos eléctricos del mismo (Sistema de 
Transmisión Nacional) o en la aplicación por parte del centro nacional del despacho (CND) de los 
criterios de seguridad y confiabilidad en la red para el suministro de energía [2][5][6]. En el marco 
regulatorio energético nacional se clasifican las restricciones en dos tipos, restricciones eléctricas 
y restricciones operativas, las cuales se definen a continuación. 
Restricción Eléctrica: Limitación en los equipos con que cuenta el sistema interconectado nacional 
o en las conexiones internacionales. Es un ejemplo de esta categoría las limitaciones dadas por los 
limites térmicos admisibles en las líneas de transmisión y en los transformadores, los limites en la 
operación de los equipos del esquema de protecciones o la indisponibilidad en los equipos del SIN 
[5][6].  
Restricción Operativa: Representa las exigencias operativas del sistema eléctrico para garantizar 
la seguridad en el mismo, así como el cumplimiento de los criterios de calidad y confiabilidad 
[5][6]. Es un ejemplo de esta categoría los límites impuestos para garantizar la estabilidad de 
tensión y de frecuencia en la red. 
Tal como se mencionó en la introducción de este documento, la regulación prevé una coordinación 
entre las entidades encargadas de operar y de planear la expansión de la red, buscando realizar 
análisis que permitan la caracterización y el alivio de las restricciones en el SIN. El operador de la 
red (XM) tiene entonces la responsabilidad de enviar informes trimestrales y semestrales a la 
UPME, los cuales deben contener información sobre capacidades disponibles en los circuitos de 
transmisión y su evolución en el tiempo, las restricciones identificadas en la operación diaria del 
sistema y las recomendaciones operativas o las inversiones alternativas factibles para el 
levantamiento de éstas; esta información se encuentra encaminada al alivio de las restricciones del 
sistema por medio de los planes de expansión del mismo [2][6]. Teniendo en cuenta estas 
recomendaciones y las de los operadores de red (ORs), la UPME tiene la responsabilidad de 
proponer los planes de expansión del SIN buscando aliviar las restricciones del mismo, así como 
aumentar su seguridad y confiabilidad. 
En el planeamiento de la operación diaria del sistema eléctrico, XM S.A. E.S.P. realiza dos análisis. 
El primero es el análisis eléctrico, el cual en el corto plazo se encarga de hacer simulaciones en la 
red disponible para el siguiente día de operación, y en procura de mantenerla con unos estándares 
de calidad y confiabilidad establecidos por la CREG y por el Consejo Nacional de Operación 
(CNO), establece unas restricciones y la generación de seguridad necesaria para aliviarlas, además 
de la remuneración y asignación de ésta entre los agentes del SIN [2]. 
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El segundo análisis realizado por el operador de la red es el energético, el cual se encarga de 
despachar por orden de mérito las unidades de generación con que cuenta el sistema, buscando 
obtener un despacho lo más económico posible. Sin embargo, a este modelo de optimización 
ingresan como restricciones los resultados de generación de seguridad establecidos por el análisis 
eléctrico de corto y mediano plazo realizado por XM, buscando asegurar que el despacho obtenido 
cumpla además con los criterios de seguridad y confiabilidad necesarios. 
En [6] se define la generación de seguridad como aquella que debe ser despachada de manera 
forzosa para suplir las restricciones del SIN. Es decir, es generación que debe salir despachada en 
el análisis energético de XM, aun cuando se encuentre fuera de mérito. Esto presenta un sobrecosto 
en el despacho diario realizado por el operador, causado por la necesidad del mismo de aliviar las 
restricciones del SIN, buscando que su operación sea segura y confiable.  
La UPME por su parte, realiza el cálculo de costo/beneficio de cada proyecto que identifica en su 
análisis y en los propuestos por el área de planeación de XM, para posteriormente tomar decisiones 
y encargar obras encaminadas a la eliminación de las restricciones.  
Sin embargo, resulta importante mencionar que los criterios utilizados para los análisis eléctricos 
en la entidad encargada de la operación del sistema (XM) y en la encargada de planear la expansión 
de la red (UPME) difieren, causando que las decisiones tomadas por parte de la UPME no siempre 
alivien restricciones con las que se tiene que operar el sistema día a día. Por tanto, tal como 
expresan la gran mayoría de los agentes del SIN en los comentarios consignados en [7], se requiere 
una convergencia de los criterios utilizados por el planeador de la expansión y el de la operación, 
buscando que los análisis desarrollados y finalmente las decisiones tomadas por la UPME 
representen un alivio real para las restricciones que encuentra el CND en la operación diaria del 
sistema. 
 
2.1 Convergencia entre los criterios utilizados por XM S.A. E.S.P. y la UPME para el 
manejo de las restricciones 
 
Se debe tener en cuenta la necesidad de la convergencia de los criterios de confiabilidad y 
cuantificación de las restricciones utilizados durante la planeación operativa del SIN (tarea 
realizada por XM) y la planeación de la expansión del mismo (tarea realizada por la UPME). 
En la planeación de la operación, como se detallará más adelante, se utiliza el criterio de seguridad 
N-k-i realizado de manera determinística. Según comentarios realizados por parte de ISA-
Intercolombia, los cuales se consignan en [7], es normal encontrar en cualquier día de operación 
elementos indisponibles, bien sea por mantenimiento o por Condiciones Anormales de Orden 
Público (CAOP), lo cual quiere decir i > 1. Es poco común según comentarios de dicha entidad, 
encontrar un día en el que la planeación de la operación se haga con todos los elementos de la red 
disponibles (i=0). Cuando se hace el análisis de confiabilidad, buscando identificar las 
restricciones para la planeación operativa con un elemento en falla (k=1), y un elemento 
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indisponible (i=1), se puede decir que se está realizando el análisis de confiabilidad en la red con 
el caso más básico (N-2).  
La planeación de la expansión se encuentra intrínsecamente relacionada con la operación futura de 
la red, dado que en este análisis se encuentra la principal alternativa para el alivio de restricciones 
del SIN, haciéndolo más robusto ante la aparición de diferentes contingencias o fallas en los 
diferentes elementos que componen el sistema. Anteriormente, la UPME basaba su análisis 
únicamente en un criterio de seguridad N-1, el cual se realizaba de manera determinística; de este 
modo y bajo consideraciones de costo/beneficio se desarrollaban los proyectos más convenientes 
para el SIN.  
Si se comparan los criterios utilizados para realizar análisis de contingencia en el planeamiento de 
la operación y de la expansión del SIN, se puede notar que el análisis de confiabilidad llevado a 
cabo por la UPME no podría prever correctamente la red degradada que tiene que operar día a día 
el CND, al no considerar restricciones que el planeamiento operativo sí tiene en cuenta. Esto podría 
conllevar a que la expansión propuesta por la UPME bajo el análisis de confiabilidad descrito 
anteriormente no pueda planear de manera óptima los proyectos que deban ejecutarse buscando 
que la operación futura del SIN se haga de la forma más económica y segura posible.  
Buscando acercar la metodología utilizada para realizar la planeación de la expansión a la realidad 
operativa del SIN, la CREG mediante resoluciones consignadas en [8] y [9], adicionó para el 
planeamiento de la expansión un método de confiabilidad probabilístico simplificado, el cual se 
basa en realizar análisis bajo el criterio de seguridad N-k, considerando la probabilidad de 
ocurrencia de cada una de las redes degradas (k=1, k=2,…, k=n). Básicamente lo que propone la 
CREG en dichos documentos es que en la planeación de la expansión del Sistema de Transmisión 
Nacional (STN) se tenga en cuenta la probabilidad de disponibilidad de los elementos del SIN y 
no considere únicamente la red completa como se hacía anteriormente, ya que difiere de la realidad 
del operador. La UPME deberá entonces realizar la evaluación de confiabilidad del STN usando 
primero el método determinístico y posteriormente el método probabilístico simplificado 
propuesto, buscando así la mayor relación costo/beneficio para finalmente decidir que obras 
deberán ser ejecutadas. 
Sin embargo, se debe aclarar que para asegurar la convergencia entre los criterios utilizados en la 
planeación de la expansión y de la operación del SIN, se debe dar también la aplicación de criterios 
probabilísticos en los análisis de confiabilidad realizados por el operador del sistema. Los esfuerzos 
realizados por la CREG para que dicha convergencia suceda se detallarán en la siguiente sección.  
 
2.2 Evolución de los criterios de confiabilidad en la planeación de la operación del SIN 
 
El estudio recopilado en [10] presenta una propuesta para la implementación gradual de nuevos 
criterios de confiabilidad para la planeación operativa del SIN, haciendo un análisis de las prácticas 
que se realizan hoy en el CND, de las condiciones de operación del sistema colombiano, del estado 
del arte académico y de los desarrollos prácticos implementados por otros operadores de red. Esta 
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evolución en los criterios de confiabilidad busca una operación del SIN igual de segura y confiable 
a la hoy realizada, pero mejorando los costos asociados a ésta debido a la disminución de la 
generación de seguridad despachada para aliviar las restricciones de la red, la cual se reduciría dada 
la implementación de un análisis de confiabilidad más flexible en el sistema. 
Dicho estudio hace un análisis de los sobrecostos de la operación del sistema asociados a la 
seguridad del mismo debido a las restricciones contempladas, dado el criterio de confiabilidad 
utilizado para la planeación de la operación, el cual como se mencionó anteriormente es N-k-i 
(normalmente reducido a N-1 o N-2). Este criterio tiene en cuenta la salida debido a falla de k 
elementos de la red, así como la imposibilidad de operar de i elementos dada su indisponibilidad 
por mantenimiento o condiciones anormales de orden público. Para este criterio de seguridad se 
hace un análisis determinístico, lo que plantea que todos los elementos tienen igual probabilidad 
de falla. Sin embargo, se debe tener en cuenta que existen fallas que tienen una probabilidad de 
ocurrencia muy baja, las cuales están siendo incluidas en el análisis de seguridad para el despacho 
diario, lo que encarece la operación del SIN. 
Por lo tanto, se necesita la evolución del criterio de confiabilidad para la planeación de la operación 
utilizado actualmente, partiendo de lo establecido, e incluyendo en éste la probabilidad de 
ocurrencia de falla en cada uno de los elementos de la red, la severidad de éstas, además de 
indicadores de riesgo para el sistema dada la falla de cada elemento. 
En [10] se argumenta la necesidad de iniciar con la evolución a un criterio de análisis de 
confiabilidad hibrido preventivo-correctivo. Para la correcta aplicación de éste se debe caracterizar 
correctamente la probabilidad de cada falla y la severidad de ésta, creando una curva que permita 
indicar cuáles de las fallas se tratarán con un criterio preventivo y cuáles de éstas se tratarán con 
uno correctivo. Puntualmente, se deben caracterizar como preventivas aquellas fallas con alta 
severidad, o aquellas que tengan una severidad media pero una probabilidad de ocurrencia alta. 
Correctivas deberán ser entonces aquellas fallas que tienen una severidad muy baja, además de 
aquellas que tienen una baja probabilidad de ocurrencia con un índice de severidad medio (ver 
figura 1).  
Para determinar la severidad y la probabilidad de cada falla se deben desarrollar métodos 
matemáticos aplicados mediante algoritmos computacionales, dado el tamaño del SIN. Además, 
dichos métodos deben ser programados para su aplicación en el sistema eléctrico colombiano, y 
optimizados mediante la experiencia resultante de este proceso, buscando hacer cada día más 
preciso el análisis de las fallas y la creación de la curva mencionada. Se debe tener en cuenta que 
el sistema Colombiano presenta particularidades como las condiciones anormales de orden público 
que hacen que el desarrollo de las herramientas computacionales, aunque puedan ser basadas en 
otras implementadas en el mundo, deba tener aspectos puntuales que representen la realidad del 
SIN. 
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Figura 1. Curva de caracterización para cada una de las fallas del SIN. 
Fuente. Figura adaptada de [10]. 
 
Para tratar las fallas que se caracterizan como preventivas, el CND debe despachar generación de 
seguridad y tener en cuenta todas las características de despacho que se requieran para mantener el 
sistema seguro ante la posible ocurrencia de dicha falla, tal como se realiza hoy en día.  
Para las fallas caracterizadas como correctivas, el CND no despacharía generación de seguridad 
que genere sobrecostos. Ante la ocurrencia de una falla de este tipo, el sistema debe pasar a operar 
en una zona distinta a la óptima pero aceptable para la operación segura del mismo; posteriormente 
el CND debe contar con los elementos y recursos necesarios para llevar rápidamente la operación 
del sistema de nuevo a la zona segura. Este criterio reduce costos asociados a la generación de 
seguridad despachada en la operación del SIN, dado que hoy todas las fallas se tratan como 
preventivas. Con la inclusión de este nuevo criterio, muchas de éstas pasarán a ser caracterizadas 
como correctivas, lo que permitirá al sistema no despachar generación de seguridad asociada a 
dichas fallas. 
Posteriormente y buscando que los análisis realizados en el planeamiento de la operación 
representen con mayor certeza el comportamiento real del SIN, se debería avanzar hacia un criterio 
de seguridad basado en riesgo, el cual tome el avance realizado hasta ese momento (criterio 
preventivo-correctivo) y adicione un umbral de riesgo. La construcción de los indicadores de riesgo 
necesarios ha sido estudiada y propuesta en diferentes investigaciones [11][12][13]. 
La evolución en los criterios de confiabilidad para la planeación operativa del SIN debe resultar en 
un despacho igual de seguro que el realizado actualmente, pero con una disminución en su costo 
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de operación debida al decremento de la generación de seguridad despachada para asegurar al 
cumplimiento de los análisis de confiabilidad y seguridad en la red. 
Basados en diferentes estudios y en los comentarios realizados por los diferentes agentes 
participantes del mercado (incluido XM) [14], la CREG ha realizado esfuerzos buscando aplicar 
criterios probabilísticos que den flexibilidad a los análisis de confiabilidad y seguridad aplicados 
ante contingencia durante el planeamiento operativo del SIN. Es el caso del estudio propuesto en 
[15], el cual busca establecer la pertinencia de la aplicación de criterios probabilísticos en el análisis 
de confiabilidad llevado a cabo por el CND, además de examinar la conveniencia de la aplicación 
de medidas preventivas o correctivas basadas en el deslastre de carga para cubrir la ocurrencia de 
contingencias simples, siempre que estas no dispongan de suficientes recursos de generación o de 
transmisión para tal fin. 
La CREG resolvió finalmente mediante la resolución 224 de 2016 [16] permitir la desconexión de 
demanda preventiva para cubrir contingencias sencillas en la operación del SIN. Dicha 
desconexión se permitirá únicamente si la ocurrencia de una contingencia simple produce una 
demanda no atendida mayor al 20% de la demanda total de la sub-área operativa2, además de que 
la cantidad de demanda preventiva a desconectar sea menor a un porcentaje de la cantidad de 
demanda que el operador dejaría de atender si la contingencia ocurre y no fueron planteadas por 
parte del CND acciones preventivas para su cubrimiento. Este porcentaje aumenta a medida que la 
frecuencia de ocurrencia de la contingencia sea mayor; dicha frecuencia será hallada tomando 
como muestra los últimos 365 días de operación.  
 
2.3 Consideraciones adicionales que pueden impactar la caracterización de las 
restricciones en el SIN 
 
Además de un avance en los análisis de confiabilidad realizados por XM y en los criterios de 
caracterización de las fallas que se pueden presentar en la red, se identificaron por parte de los 
principales agentes del SIN en los comentarios presentados en [7] diferentes consideraciones que 
pueden impactar positivamente la caracterización y cuantificación de las restricciones en el sistema 
eléctrico nacional. 
La primera y más importante es la convergencia entre los análisis realizados por la UPME y por el 
CND. Debido a su especial importancia, anteriormente se dedicó un espacio a dicha consideración. 
La segunda es la flexibilidad de los recursos térmicos con que cuenta el SIN, la cual debe tener en 
cuenta la disponibilidad del combustible fósil. Se debe gestionar la coordinación electricidad-gas 
y se debe trabajar en permitir al agente térmico declarar diferentes configuraciones para su planta, 
                                                          
2 En la resolución 224 de 2016 se definen las sub-áreas operativas como el “conjunto de activos de uso, activos de 
conexión, recursos de generación y/o demanda, que para asegurar niveles de calidad y seguridad regional, presentan 
alguna restricción, que exige generaciones forzadas en la sub-área y/o limita intercambios con el resto del SIN. 
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las cuales adaptan mínimos técnicos y máximos de generación de la central, lo que flexibiliza el 
despacho térmico y por tanto reduce costos asociados a éste. 
Otro punto importante es la utilización de esquemas suplementarios o reconfiguraciones 
automáticas. Dichos esquemas lo que hacen es considerar la configuración de la red a niveles del 
STR y del SDL, lo que reduce las restricciones del SIN y por consiguiente evita sobrecostos 
asociados a generación de seguridad. Sin embargo, los agentes participantes en el mercado eléctrico 
colombiano hacen énfasis en que aunque los esquemas suplementarios son una buena alternativa, 
ésta no puede ser la solución única para el alivio de restricciones del SIN, además de que considerar 
dicha alternativa aumenta la complejidad en la operación de éste [7]. 
Se presenta también la importancia de considerar recursos adicionales para el análisis de seguridad, 
confiabilidad y calidad en la operación del SIN. Tales como movimientos de TAPS de 
transformadores, FACTS, respuesta a la demanda, dispositivos almacenadores de energía, entre 
otros. Para la aplicación de estos recursos debe hacerse un análisis de costo beneficio apropiado 
que permita viabilizar la inversión en dichas tecnologías. 
Diferentes agentes manifiestan en comentarios consignados en [7] la importancia de considerar las 
plantas menores no despachadas centralmente para el análisis de confiabilidad realizado día a día 
por el CND. Esto puede tomar mayor relevancia si se considera el constante aumento en la 
integración al SIN de este tipo de recursos, además de que los diferentes planes de expansión 
publicados por la UPME plantean la posibilidad de iniciar grandes proyectos de generación eólica 
en la Guajira. Tener en cuenta estas plantas en el análisis de seguridad ejecutado durante el 
planeamiento operativo del sistema puede disminuir los costos asociados a la generación de 
seguridad despachada, al contribuir al mejoramiento de los perfiles de tensión y a la disminución 
de la demanda en su área de influencia.  
El principal problema de dicha inclusión es que este tipo de plantas presentan incertidumbre en su 
nivel de generación debido a la intermitencia en su fuente de energía primaria (radiación solar, 
afluencias hídricas, viento, entre otras). Sin embargo, es posible estimar con cierta certeza la 
potencia que estos recursos inyectan a la red; en la sección 5.4 de [10] se propone un método para 
esto. 
Otra de las consideraciones a tener en cuenta es la posibilidad de disminuir la duración de los 
periodos en el modelo del despacho programado, buscando acercarlo al despacho real. El CND 
actualmente utiliza periodos de 1 hora, para los cuales debe estimar el comportamiento de la 
demanda y considerar las posibles contingencias de la red. Se espera que a medida que el operador 
considere periodos de tiempo más pequeños, las consideraciones realizadas por el CND se 
acercarán cada vez más al comportamiento real del SIN, lo que permite una operación más segura 
del mismo [17]. 
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2.4 Antecedentes en la cuantificación de las restricciones en el SIN 
 
Buscando cuantificar el comportamiento de la generación de seguridad asignada en procura de 
aliviar las restricciones del SIN, en [2] se toman datos del despacho de las plantas generadoras 
desde el 2000 hasta el 2012. En dicho documento se muestra que el valor unitario mínimo de la 
generación de seguridad asociada a restricciones durante este periodo fue de $2.5/kWh, el cual 
ocurrió en 2007 dado la entrada de proyectos de transmisión que tenían como objetivo reforzar la 
interconexión entre la zona centro y la zona norte del país. Sin embargo, durante los años 2009 y 
2010 y debido a la ocurrencia del fenómeno del niño, se tuvo un costo unitario de $19/kWh. A 
finales de 2011 e inicios de 2012 se presentaban elecciones en el país, debido a esto se ocasionaron 
condiciones anormales de orden público que causaron que el costo unitario que se está analizando 
presentara un pico de $25/kWh. Es notable entonces que el costo del alivio de las restricciones en 
el SIN fluctúa tanto por factores naturales, como por factores externos. 
La tabla 1 muestra valores representativos tanto en energía como en costo de la generación de 
seguridad despachada para aliviar restricciones en el SIN. En dicha tabla se analiza el periodo desde 
octubre del 2010 hasta febrero de 2012 y se encuentra detallada en [2]. 
 Magnitud en Energía 
[GWh/mes] 
Costo  
[Millones de pesos Colombianos] 
Valor Mínimo 260.5 69,000 
Valor Máximo 1,240.2 1,206,000 
Valor Medio 600.4 297,000 
Desviación Estándar 214.9 204,000 
Tabla 1. Valores de la generación de seguridad despachada para el alivio de las restricciones en el SIN. 
En [2] se hace un análisis de las principales componentes que conforman las restricciones de 
acuerdo a su participación en la generación de seguridad despachada por el CND. En la figura 2 se 
muestran los resultados obtenidos, teniendo en cuenta que los datos provienen de una muestra 
tomada en el periodo mencionado para la construcción de la tabla 1.  
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Figura 2. Participación en la generación de seguridad despachada por componente de las restricciones. 
Fuente. Figura adaptada de [2]. 
 
Aunque hoy la operación del sistema interconectado nacional se realiza de una manera segura y 
confiable, se debe tener en cuenta que el costo asociado a las restricciones, además de que 
representa una parte importante del valor final de la energía que se cobra al usuario, han presentado 
grandes variaciones en los últimos años (ver tabla 2). Además, se debe considerar que muchas de 
estas desviaciones en el precio de las restricciones son causadas por factores externos al sistema 
eléctrico, tales como las condiciones anormales de orden público y las condiciones climatológicas 
del país [2]. 
Año del  informe 
Costo de las restricciones  
[Millones de pesos Colombianos] 
Cambio porcentual respecto al 
año anterior 
2009 260,031 -25.4% 
2010 424,975 50.9% 
2011 691,635 61.5% 
2012 643,099 -7.0% 
2013 404,345 -37.1% 
2014 285,640 -29.4% 
2015 487,680 70.7% 
2016 997,770 104.6% 
Tabla 2. Variación en el costo anual de las restricciones en el SIN. 
Fuente. Tabla adaptada de [18], [19], [20], [21], y [22]. 
 
Teniendo en cuenta que las restricciones del SIN están relacionadas con el manejo y la capacidad 
del STN, para efectos de comparación se incluye la figura 3, la cual indica los cargos por el uso del 
STN y el costo promedio de las restricciones en el país. La información se presenta para el periodo 
compuesto entre enero del 2012 y diciembre del 2015, y se recopila de los informes anuales de 
operación presentados por XM [19]-[22]. 
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Figura 3. Comparativa entre el cargo por uso del STN y el costo unitario de las restricciones. 
En la figura 3 se puede notar que el cargo por uso del STN presenta un comportamiento 
relativamente estable, permaneciendo hasta el año 2015 por debajo de los 25 COP/kWh, y 
manteniéndose durante el año 2016 entre 25 COP/kWh y 30 COP/kWh. Sin embargo se puede 
apreciar que el costo unitario de las restricciones, tal como se había mencionado anteriormente, 
presenta grandes fluctuaciones, llegando a representar para varios meses más del 50% del cargo 
por uso del STN, y siendo mayor a este durante el mes de enero del 2012.  
Es importante tener en cuenta que las restricciones eléctricas, por la definición presentada al inicio 
de este documento, son en su mayoría valores inherentes a la construcción de los elementos que 
conforman el sistema eléctrico; por ende, resulta imposible para el operador darles un manejo 
diferente en procura de disminuir el costo asociado a las restricciones de la red. En consecuencia, 
se debe trabajar en disminuir el costo asociado a la caracterización y manejo que se da a las 
restricciones operativas del SIN. 
Como se ha mencionado, los criterios de confiabilidad utilizados por el centro nacional de despacho 
a la hora planear la operación del sistema interconectado nacional, tienen un gran impacto en las 
restricciones operativas del sistema. Es necesario evaluar y evolucionar los criterios de seguridad 
hoy aplicados, debido que aunque la operación del SIN se ha realizado con un alto índice de 
confiabilidad, los costos de la generación de seguridad ha presentado sobrecostos en la operación 
del sistema que podrían verse disminuidos con un manejo más flexible de la red, tal como se ha 
analizado a lo largo de este capítulo. 
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3. Estudio de las diferentes experiencias internacionales 
relacionadas con el manejo de las restricciones en el corto y 
mediano plazo en sistemas de transmisión. 
 
En el despacho de unidades de generación en los sistemas eléctricos de potencia y los contratos 
comerciales que dicho proceso conlleva, se pueden identificar varios tipos de mercados de energía 
para el corto plazo, tales como: mercado del día siguiente (Day-Ahead Market, DAM), mercado de 
la hora siguiente (Hour-Ahead Market, HAM) y mercado en tiempo real o “spot” (Real Time 
Market, RTM). 
En general los mercados internacionales que utilizan un mercado del día siguiente implementan 
una lista de mérito para el despacho de sus unidades de generación, basados en un Unit 
Commitment, el cual puede incluir o no restricciones de seguridad (Security Constrained Unit 
Commitment, SCUC). Por otra parte, los mercados en tiempo real generalmente implementan un 
despacho económico con restricciones de seguridad (Security Constrained Economic Dispatch, 
SCED).  
En Colombia se puede identificar fácilmente la metodología implementada por el operador del 
sistema como un despacho del día siguiente. Sin embargo, si se compara con metodologías 
utilizadas en los mercados internacionales, existen contradicciones desde el punto de vista del 
nombre al proceso utilizado, las cuales se pretenden aclarar en procura de poner en contexto los 
procesos de planeamiento operativo que se realizan en el país y manejar términos semejantes con 
la literatura científica internacional. En la tabla 3 se muestran las diferencias entre los términos 
utilizados en Colombia y los términos implementados en los mercados internacionales. 
 Día Anterior (DAM) Día de operación (RTM) 
Mercado Colombiano Despacho Económico Re-despacho de unidades 
Mercados Internacionales Programa de unidades 
(UC, por sus siglas en inglés) 
Despacho económico 
(ED, por sus siglas en inglés) 
Tabla 3. Términos implementados en los mercados energéticos de interés. 
Lo que en el Sistema Interconectado Nacional (SIN) se conoce como restricciones eléctricas, las 
cuales fueron definidas en el capítulo 2 de este documento, se manejan en los mercados 
internacionales como congestiones en la red; en algunos sistemas y debido a lo complejo que se 
vuelve el manejo de tantas restricciones, muchas de estas se descartan en el planeamiento operativo 
al realizar análisis de confiabilidad y seguridad en el sistema eléctrico. Todos los mercados 
internacionales tienen presente los análisis mencionados, sin embargo, dado los diferentes tipos de 
mercados energéticos implementados, se presentan diferencias notables en los análisis de 
confiabilidad y por ende en la caracterización de las restricciones o congestiones de la red. 
La tabla 4 presenta información sobre los procedimientos con que se realiza el planeamiento 
operativo de cada sistema eléctrico para quince operadores de red diferentes (incluido XM), 
comparando entre ellos el tipo de mercado operado, la metodología utilizada para la programación 
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de los recursos de generación del sistema y los criterios e indicadores utilizados para el análisis de 
confiabilidad realizado.  
 
 
País/Región 
 
Operador 
Metodología de Operación 
Tipo de Mercado Metodología del 
despacho 
Método de Análisis de 
confiabilidad 
Colombia XM DAM UC(Pd)/ED (P) –SCED 
Australia AEMO DAM/RTM UC/ED (OCD) (P/C)-SCED 
Brasil ONS Costos 
declarados 
UC/ED CON-SCED 
Centroamérica EOR Costos 
declarados 
UC/ED (P) –SCED 
Chile CDEC-SIC Costos 
declarados 
UC/ED (P) –SCED 
CDEC-SING Costos 
declarados 
UC/ED (P) –SCED 
Europa ENTSO-E BM (Ofertas) 
/DAM/IDM 
UC/ED (P/C)-SCED 
 
 
Estados  
Unidos 
CAISO DAM/RTM UC/ED (P)-SCUC/(P)-SCED 
ERCOT DAM/RUC UC/ED (P) –SCED 
ISO-NE DAM/RTM UC/ED (P) –SCED 
MISO DAM/RTM UC/ED (P)-SCUC/(P)-SCED 
NYISO DAM/RTM UC/ED (P)-SCUC/(P)-SCD 
PJM DAM/RTM UC/ED (P)-SCUC/(P)-SCED 
Nueva Zelanda Transpower DAM UC/ED (P) –SCED 
Perú COES Costos 
declarados 
UC/ED (P) –SCED 
Tabla 4. Metodología de la operación de los sistemas de potencia 
Fuente. Tabla adaptada de [10]. 
 
De los operadores de los mercados estudiados, únicamente ENTSO-E y Transpower son 
propietarios de los activos de transmisión y además tienen la función de operar el sistema eléctrico. 
Los demás operadores, incluido el del Sistema Interconectado Nacional (XM S.A. E.S.P.), son 
operadores del sistema independientes (Independent System Operator, ISO), es decir que no tienen 
ninguna propiedad en activos de transmisión o de generación presentes en la red. 
La metodología del despacho en Australia contempla que en el momento en que AEMO esté 
realizando el despacho económico en el mercado spot, éste debe ser sobre-restringido (Over-
Constrained Dispatch, OCD). Esto brinda más seguridad y confiabilidad al sistema, sin embargo 
puede incurrir en sobre costos para la operación de la red, tal como se describió para el caso 
colombiano en el capítulo 2. 
Debido a la interconexión del sistema de potencia de los diferentes países que conforman 
Centroamérica, esta región presenta una particularidad en el tipo de mercado. Ésta es que además 
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de los costos declarados, el operador de la red debe tener en cuenta, para realizar el despacho, las 
ofertas del Mercado Eléctrico Regional de los países interconectados. 
En el sistema que opera ERCOT el tipo de mercado también tiene una particularidad. Ésta es que 
el proceso de lista de mérito por confiabilidad puede ser diario (DRUC) u horario (HRUC). 
De la tabla 4 se puede notar que únicamente el operador de red AEMO realiza el análisis de 
confiabilidad asociado al despacho económico de sus recursos de generación bajo un criterio 
hibrido Preventivo-Correctivo, metodología descrita en el capítulo 2 y desarrollada en esta 
investigación como paso a seguir en la evolución de los criterios para análisis de confiabilidad en 
el SIN. Dicha metodología se utiliza para el despacho económico realizado en el mercado spot 
australiano, teniendo en cuenta que después de la ocurrencia de una contingencia que sea manejada 
con el criterio correctivo, AEMO tiene un tiempo máximo pos-contingencia de treinta minutos para 
devolver el sistema eléctrico al punto normal de operación (estado pre-contingencia).  
Para el cálculo de las transacciones comerciales en los mercados de EE.UU. se utiliza comúnmente 
un precio marginal, el cual es calculado como la sumatoria entre el precio de la venta de energía 
por las centrales generadoras, el costo de las pérdidas en la red de transmisión y el costo de las 
congestiones en el sistema eléctrico [23][24][25].  Dicho valor se conoce también como un precio 
nodal, y para sistemas como el ISO New England debe ser calculado cientos de veces, exactamente 
una por cada nodo con que cuente la red, ya que dicho precio marginal varía dependiendo de las 
ofertas de los generadores, la ubicación de las cargas, la topología de la red y las consecuentes 
restricciones eléctricas y operativas de la misma [24][25]. 
 
3.1 Criterios de confiabilidad aplicados en los mercados internacionales 
 
En todos los mercados eléctricos listados en la tabla 4 se muestra la tendencia a utilizar tanto 
criterios determinísticos como probabilísticos. En los criterios determinísticos utilizados se puede 
identificar el criterio N-1, el cual es también utilizado para los análisis de confiabilidad realizados 
en el SIN y que fue descrito en el capítulo 2 de este documento.  
En los distintos mercados de Estados Unidos se pueden identificar diferentes metodologías que 
ejemplifican la aplicación de los criterios determinísticos, algunas de estas mencionarán 
brevemente aquí. En el mercado operado por NERC se utiliza como base el criterio más sencillo 
(N-1); en cambio en el sistema operado por el CAISO se aplica un criterio N-2 diferenciando entre 
activos de generación y de transmisión, es decir que en el análisis de confiabilidad se considera la 
falla de un elemento de generación y uno de transmisión. El operador PJM utiliza un criterio N-2 
sin diferenciar elementos y buscando identificar fallas en cascada que causen casos de demanda no 
atendida, se debe destacar que en este caso el operador sí incluye la probabilidad de cada falla para 
identificar las más posibles y así realizar una lista de contingencias. 
En cuanto a la aplicación de criterios probabilísticos para el análisis de confiabilidad se han 
utilizado diferentes métodos, siendo las más aplicadas el criterio de pérdida de carga esperada (Loss 
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Of Load Expectation, LOLE) implementado en los mercados de Norte América, el criterio de 
probabilidad de pérdida de carga (Loss Of Load Probability, LOLP) aplicado por ejemplo en el 
mercado de Brasil, y el límite de energía no suministrada (Energy Not Supplied, ENS) 
implementado en Australia. Estas técnicas son usualmente implementadas en la evaluación de 
confiabilidad para el planeamiento de la expansión, sin embargo estas han sido adaptadas al análisis 
de confiabilidad realizado en el planeamiento operativo de los sistemas a gran escala [26] [27]. 
 
3.2 Recursos utilizados para mantener la confiabilidad en los sistemas eléctricos 
 
Para mantener el sistema de potencia confiable y seguro durante su operación, se pueden utilizar 
diferentes recursos. Los más aplicados son las unidades de generación, las cuales dada la capacidad 
de variar la potencia entregada a la red pueden proveer respaldo al sistema después de la ocurrencia 
de una contingencia. También son comúnmente utilizados los equipos que tienen la capacidad de 
entregar y/o consumir reactivos o el uso de dispositivos FACTS [10].  
Además de estos tres tipos de recursos, se pueden considerar dos tipos de recursos adicionales, los 
cuales aunque no se han implementado ampliamente en la operación real de sistemas eléctricos, su 
uso y desarrollo presenta una tendencia en aumento, buscando hacer la operación de las redes 
eléctricas más confiable y segura. Estos son los sistemas almacenadores de energía (Energy Storage 
System, ESS) y las políticas de gestión de la demanda, la cual en procura de mantener el sistema 
confiable busca cambiar el comportamiento de la misma durante intervalos de tiempo que se 
requieran.  
En la figura 4 se muestran los recursos usualmente utilizados para mantener la confiabilidad en la 
operación de los sistemas de potencia. 
 
Figura 4. Recursos utilizados para mantener la confiabilidad en los sistemas de potencia. 
Fuente. Figura adaptada de [28]. 
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En la tabla 5 se muestra el potencial de reducción de la demanda pico por medio de los programas 
de respuesta en demanda implementados para mantener la confiabilidad en los diferentes sistemas 
eléctricos de Estados Unidos. Los datos presentados son los reportados por los diferentes 
operadores en sus informes de operación para el año 2015. 
País Operador Reducción con respecto a la Demanda pico 
Magnitud [MW] Porcentaje [%] 
Estados  
Unidos 
CAISO 2,160 4.4 
ERCOT 2,100 3.0 
ISO-NE 2,696 11 
MISO 10,563 8.8 
NYISO 1,325 4.3 
PJM 12,910 7.4 
Tabla 5. Impacto de los programas de respuesta en demanda en los mercados eléctricos de Estados Unidos. 
Fuente. Adaptada de [29]. 
 
Además de la gestión de la demanda basada en demanda flexible, otros mercados han utilizado este 
recurso introduciendo precios variables según la topología de la red. Un ejemplo de esta 
metodología se presenta en los mercados de la región nórdica y báltica, en los cuales cuando se 
requiere transmitir grandes cantidades de energía a un área operativa del sistema dado el aumento 
en la demanda y debido a esto se presenta congestión en los recursos de transmisión, el operador 
del mercado interviene el sistema aumentando el costo de la energía cobrada al usuario final en la 
zona afectada. De esta manera incentivan al usuario a desconectar carga de la red, lo que lleva a 
reducir la demanda en las áreas operativas que lo requieran y por tanto las congestiones en la red 
de transmisión [30].  
 
3.3 Breve análisis y recopilación de estudios realizados en la literatura científica  
 
En esta sección del documento se presentarán algunos estudios que abordan la problemática del 
manejo de las restricciones en los sistemas de potencia, y su relación con los análisis de seguridad 
y confiabilidad implementados por el operador, exponiendo un resumen corto de las metodologías 
y técnicas implementadas en las investigaciones estudiadas, el cual permite tener una perspectiva 
suficiente para entender qué se está investigando a nivel internacional y qué tan pertinente y actual 
resulta la aplicación de esta investigación al Sistema Interconectado Nacional.  
Es importante tener en cuenta que los estudios de flujo de potencia óptimo y despacho de unidades 
de generación considerando restricciones de seguridad se han realizado principalmente teniendo 
en cuenta acciones de control preventivas, tal como se opera hoy el sistema interconectado 
nacional. Como ya se ha mencionado en este documento, esto significa que el operador de la red 
eléctrica debe garantizar su operación segura ante la ocurrencia de cualquier contingencia, sin 
importar la probabilidad de ocurrencia de esta, lo que usualmente conduce a sobrecostos en la 
operación del sistema [31]. En contraste, considerar acciones de control correctivas para algunas 
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contingencias puede proporcionar una operación más económica [32], conservando alto niveles de 
seguridad en esta.  
Las acciones correctivas usualmente utilizadas por los operadores de red una vez ocurre una 
contingencia son el re-despacho de unidades de generación y el deslastre de carga [31], sin 
embargo, ante la aplicación de esta metodología resulta importante una coordinación entre las 
contingencias que se “cubrirán” de forma preventiva y las que lo harán de forma correctiva, ya que 
algunas de las maniobras que se realizan para “aliviar” el impacto de una contingencia en la red 
pueden tener grandes costos asociados [33][34]. 
Teniendo en cuenta esto, es importante mencionar que la evaluación de la confiabilidad y seguridad 
en las redes eléctricas mediante métodos probabilísticos y el anexo de criterios correctivos para el 
alivio de contingencias en la red, dado su importancia para la operación eficiente de los sistemas 
eléctricos, ha venido siendo objeto de estudios desde hace largo tiempo [35]. Además, estas 
metodologías se han implementado en el planeamiento operativo de sistemas eléctricos de 
potencia, tal como se muestra en este capítulo para el caso de Australia y el operador de su red 
eléctrica. A continuación se hace un recuento de algunos de los artículos que han estudiado esta 
problemática, presentando los principales aportes, resultados y conclusiones obtenidas. 
En [32] se propuso un despacho económico con restricciones de seguridad que consideran la 
posibilidad de realizar el re-despacho de los recursos de generación una vez ocurrida la 
contingencia, buscando así corregir el punto de operación del sistema bajo falla. El algoritmo 
propuesto se basa en la descomposición de Benders [36], lo que le permite realizar de forma 
separada la solución de flujo óptimo de potencia como un caso base y el análisis de contingencia 
con reprogramación de la generación para eliminar las violaciones de las restricciones asociadas a 
la seguridad del sistema eléctrico. La metodología propuesta se evaluó en el sistema IEEE de 118 
nodos, analizando en él cinco contingencias, las cuales corresponden a la falla en cuatro circuitos 
y la salida de un capacitor shunt. 
El principal aporte del trabajo propuesto en [32] es la flexibilidad que le brinda el esquema de 
descomposición propuesto, lo que le permitió para el caso de análisis llegar al punto óptimo en 
cinco iteraciones. Sin embargo, se debe tener claro que este esquema puede no ser tan eficiente 
cuando se escala al problema del despacho económico multi-periodo con un análisis de seguridad 
N-1 que considere todos los elementos de la red, como es el caso de problema que se aborda en 
esta investigación. 
En [33] se presenta un balance entre los criterios preventivos y correctivos utilizados para llevar a 
cabo las acciones que permiten mantener la seguridad en la red. En dicho artículo las acciones 
correctivas se llevan a cabo principalmente desde el lado de la demanda, ilustrando las 
consecuencias de esta metodología y concluyendo que incluir acciones correctivas, tal como se 
espera, reduce el costo total de seguridad en la operación de sistemas eléctricos.  
La propuesta desarrollada en [33] se implementa en el sistema IEEE de 24 barras, en el cual se 
muestra que cuando la “cuota” de acciones correctivas realizadas en el sistema crecen de 0% al 
100%, el costo de la generación disminuye de $500 USD por kWh hasta $0.5 USD por kWh. Para 
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el caso en el que el precio de generación es máximo, se asume que todas las contingencias deben 
ser atendidas de forma preventiva, lo que equivale a despachar generación ante la eventual 
ocurrencia de todas las contingencias posibles, tal como se realiza hoy en Colombia. Mientras 
tanto, en el caso extremo donde la tarifa de generación es mínima ($0.5 USD por kWh), se asume 
que la seguridad preventiva no es justificable, y por tanto la operación del sistema de forma segura 
se logra a través de acciones correctivas.  
Con respecto a los puntos extremos analizados en [33], es importante tener en cuenta que aunque 
despachar el sistema con un análisis puramente preventivo resulta en sobrecostos operativos, este 
esquema es más viable que realizar el planeamiento operativo considerando un esquema de 
seguridad totalmente correctivo, pues en el último caso, ante la ocurrencia de contingencia en un 
activo el sistema es más propenso a presentar fallas en cascada y aislar zonas operativas antes de 
que el operador pueda actuar. Esto podría representar costos mayores que el de realizar el despacho 
con la metodología preventiva, con el agravante de la afectación que tendrían los usuarios al no 
contar con el servicio de electricidad 
En [37] se describen los principales retos y problemáticas del cálculo del flujo de potencia óptimo 
considerando las restricciones de seguridad del sistema (SCOPF), el cual es un problema 
equiparable al que se quiere implementar en esta investigación. En dicho artículo se aborda la 
formulación matemática considerando el uso de un número limitado de acciones correctivas una 
vez ocurre la contingencia, además de las restricciones que garantizan la estabilidad de voltaje y 
transitoria. Posteriormente se enfocan en brindar alternativas a los desafíos presentados por las 
técnicas utilizadas para la solución del SCOPF, considerando principalmente el manejo de las 
variables discretas y la reducción del problema de optimización mediante la identificación eficiente 
de las restricciones vinculantes.  
Los autores de la investigación consignada en [37] realizan de manera detallada una revisión del 
estado del arte de los algoritmos computacionales utilizados para resolver el problema del flujo 
óptimo de potencia con restricciones de seguridad, a la vez que identifican los desafíos de cada 
algoritmo y las limitaciones de la formulación matemática clásica utilizada para abordar dicho 
problema; además indican posibles orientaciones y enfoques que se vienen estudiando, resaltando 
la investigación en enfoques estocásticos robustos para la toma de decisiones bajo incertidumbre 
como posible solución a las limitaciones descritas.  
Al igual que en algunos de los estudios descritos anteriormente, en [38] y [31] se propone un flujo 
de potencia óptimo con restricciones de seguridad correctivo/preventivo, utilizando la 
descomposición como método de solución del SCOPF. El objetivo de ambos artículos es lograr un 
equilibrio entre la economía y la seguridad en la operación del sistema eléctrico, por tanto, en estas 
investigaciones hacen especial énfasis en el método utilizado para la caracterización de las 
contingencias entre los criterios de seguridad preventivo y correctivo, considerando además el 
costo que conlleva realizar cada una de las maniobras de control correctivo propuestas. 
Para hallar el equilibrio entre las contingencias que se tratarán con criterio preventivo y las que se 
harán con criterio correctivo, en [38] utilizan un método hibrido entre un algoritmo evolutivo y un 
método de punto interior, los cuales se encargan respectivamente de buscar la región critica factible 
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y de encontrar el óptimo local en la región hallada. En este método hibrido la dimensión de 
búsqueda del algoritmo evolutivo se encuentra dada por el número de generadores que tiene el 
sistema de potencia [38].  
Mientras tanto en [31] se utiliza para caracterizar las contingencias un algoritmo evolutivo 
planteado por los autores que resuelve un problema binario de complejidad NP-hard, el cual debe 
elegir según un análisis realizado a cada individuo de la población (contingencia) si este será 
tratado con un criterio de seguridad preventivo (0) o correctivo (1). A diferencia de la propuesta 
realizada en [38], este método puede resultar más eficiente debido a que la dimensión del problema 
depende de las contingencias analizadas y no de los generadores del sistema, por tanto, siempre 
que el número de contingencias a evaluar sea menor que los generadores de la red el espacio de 
búsqueda del algoritmo evolutivo será menor. Esta característica la tienen la mayoría de los 
sistemas eléctricos de gran escala, en los cuales el operador no tiene que evaluar las N-1 
contingencias, si no que cuenta con un número reducido de estas que son identificadas como las 
que se necesitan incluir en el SCOPF para garantizar que el sistema opere de forma segura [31]. 
Tanto el método descrito en [38] como el descrito en [31] fueron evaluados en el sistema IEEE de 
118 nodos, analizando en este la ocurrencia de 14 contingencias (caracterizadas desde el inicio 
como relevantes). Los resultados obtenidos evidencian que la metodología utilizada en [31] es más 
eficiente computacionalmente al encontrar el óptimo utilizando el 28% del tiempo que requirió el 
primer algoritmo (5,036 s en [38] – 1,435 s en [31]) y obteniendo una mejor respuesta en cuanto al 
costo operativo de la red, disminuyendo en 10% la solución hallada en [38] ($755.3 USD/h en [38] 
- $686.6 USD/h en [31]).  
En [39] se presenta un despacho económico considerando un criterio de seguridad preventivo y 
posteriormente uno preventivo-correctivo, aplicando dicha metodología a los sistemas IEEE de 6 
nodos, de 118 nodos y de 1,168 nodos. Para todos los sistemas, el artículo muestra una disminución 
en los costos de operación con el enfoque de seguridad preventivo-correctivo. El programa de 
optimización implementado en dicho artículo brinda un despacho de plantas de generación que 
minimiza los costos de la operación del sistema, el consumo de combustibles fósiles y 
consecuentemente del impacto medioambiental de la generación térmica. 
En [39] se utiliza la descomposición de Benders para solucionar el problema del despacho 
económico multi-periodo teniendo en cuenta contingencias (SCUC). Allí se define la programación 
de los recursos de generación en el horizonte de planeamiento como el problema maestro, y como 
esclavos se definen dos problemas de flujo óptimo de potencia con análisis de seguridad (SCOPF); 
el primero de estos resuelve el problema en estado estable, mientras que el segundo resuelve el 
problema con contingencias. La iteración entre los esclavos y el maestro define el despacho para 
los recursos de generación y las acciones correctivas que se deben tener en cuenta ante la ocurrencia 
de las contingencias en el sistema. Es importante tener en cuenta que en este trabajo se tiene en 
cuenta el deslastre de carga como acción correctiva ante la ocurrencia de fallas en la red. 
Dado que esta investigación se basa en el esquema de permitir acciones correctivas post-
contingencia, se debe estudiar la forma de optimizar dichos procedimientos, minimizando el 
número de acciones que el operador deba realizar, así como el costo asociado a estas. Por lo general 
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los operadores de red definen para cada contingencia un conjunto de acciones correctivas, sin 
embargo se debe tener en cuenta que el punto de operación de los sistemas eléctricos varía 
constantemente dado la presencia de incertidumbre en varios de los componentes del mismo 
(demanda, generación, entre otros). Debido a esto resulta imposible caracterizar una acción que 
resulte ser la más eficaz para todos los puntos de operación, por tanto, definir fuera de línea las 
acciones correctivas a realizar ante la eventual falla de los activos del sistema puede conducir a 
puntos de operación sub-óptimos [37].  
Este es un desafío conocido y que ha sido ampliamente estudiado, aunque no resuelto totalmente, 
para el problema de flujo de potencia óptimo (OPF) [40][41][42][43]. Sin embargo, no se 
evidencian muchos estudios sobre técnicas para limitar el número de acciones correctivas utilizadas 
en estados post-contingencia en un flujo de potencia óptimo con restricciones de seguridad 
(SCOPF). En [37] hacen énfasis en que aunque los enfoques diseñados para el problema de OPF 
podrían ampliarse al problema de SCOPF, es difícil predecir cómo esto podría afectar el 
rendimiento computacional al tratar con un gran número de contingencias.  
Aun así, resulta relevante tener en cuenta esta problemática y determinar el mínimo número de 
acciones de control que debe realizar el operador para llevar al sistema eléctrico de un punto de 
estado de emergencia o inseguro a un estado de operación seguro u óptimo, ya que esta es una 
información fundamental para que el operador evalué si hay tiempo suficiente para implementar o 
no las acciones correctivas planificadas [37][44][45]. 
Es importante tener en cuenta también que el desarrollo tecnológico en el campo de la ingeniería 
eléctrica ha traído consigo nuevos retos para la operación segura de los sistemas de potencia. Tal 
es el caso de la cada vez mayor injerencia en los sistemas de la energía renovable, la cual presenta 
intermitencias difíciles de prever, lo que ha traído al planeamiento operativo diferentes retos 
relacionados con la aparición de contingencias y puntos de operación inciertos y difíciles de planear 
[46]. Sin embargo, el desarrollo de la ingeniera también ha traído consigo nuevas tecnologías que 
se pueden presentar como alternativa para aumentar la seguridad con que se operan los sistemas de 
potencia; tal es el caso de los elementos almacenadores de energía utilizados como acción 
correctiva ante la ocurrencia de contingencias en la red, metodología basada en aprovechar las 
grandes velocidades de toma de carga y descarga que tienen estos dispositivos, además de que los 
mismos pueden distribuirse a través de la red de transmisión [47].  
En [46] y [47] se plantea un flujo de potencia óptimo con restricciones de seguridad bajo un criterio 
correctivo, evaluando la pertinencia de utilizar elementos almacenadores de energía como acciones 
de control post-contingencia en el sistema. Estas investigaciones buscan utilizar dichos elementos 
para llevar de manera rápida el sistema eléctrico 1ª un punto de operación seguro una vez ocurre 
una contingencia, al inyectar o consumir potencia en diferentes puntos de la red, lo que puede 
aliviar sobrecargas presentadas en los activos de transmisión.  
En dichos artículos se demuestra cómo los elementos almacenadores de energía pueden proveer 
soluciones rápidas para corregir condiciones de operación inseguras en los sistemas de potencia 
una vez ocurre en este una contingencia, y por tanto, se concluye que este tipo de dispositivos son 
un insumo que puede ayudar al operador de la red a obtener un programa de generación con 
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restricciones de seguridad más económico basado en un criterio preventivo-correctivo, pero 
conservando los niveles altos de confiabilidad con los que se deben operar los sistemas eléctricos.  
Además de los estudios que analizan el impacto de implementar un análisis de seguridad 
preventivo-correctivo en el planeamiento operativo de corto plazo, diferentes estudios han 
estudiado la implementación de esta metodología en el planeamiento de largo y mediano plazo 
[48][49][50][51]. Sin embargo, estas metodologías no resultan de interés para esta investigación, 
ya que esta tiene como premisa el análisis de planeamiento operativo realizado día a día en el SIN 
por parte de XM.   
 
Resulta importante aclarar que la metodología que se pretende desarrollar no ha sido implementada 
hoy en el país, ni se han llevado a cabo estudios que modelen estas técnicas y presenten resultados 
numéricos mediante la simulación en un circuito equivalente al sistema interconectado nacional 
(SIN). En esta investigación se pretende realizar una comparativa de los costos asociados al 
despacho de las plantas de generación por restricciones de seguridad teniendo en cuenta 
inicialmente un criterio preventivo (tal como se hace hoy en el SIN) y posteriormente con un 
criterio preventivo – correctivo (metodología propuesta en esta investigación).  
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4. Modelamiento matemático y Metodología utilizada para 
realizar un screening de contingencias basado en optimización 
 
En este capítulo se presenta el modelo matemático implementado en el programa de optimización 
que brinda el despacho económico de los recursos de generación. Se describen las restricciones 
eléctricas y operativas que se tienen en cuenta, además se muestra el modelamiento de las 
capacidades del sistema de transmisión, realizando el desarrollo matemático para el flujo de 
potencia activa por los elementos del STN mediante la metodología que utiliza Linear Sensitivity 
Factors (LSF). 
Posteriormente se hace una descripción del proceso utilizado en esta investigación para identificar 
los activos de transmisión cuya contingencia ingresará como restricción al modelo de optimización. 
Se presenta la metodología de contingencias dominantes y dominadas, y se describe cómo se aplicó 
dicho método en esta investigación. 
 
4.1 Descripción del modelo de optimización  
 
Para obtener los resultados requeridos en esta investigación se implementó un modelo de 
programación de recursos de generación, el cual realiza algunas modificaciones al planteado en 
[52], buscando acercarse a la realidad técnica del despacho realizado por el CND, además de 
adecuarlo al problema de despacho económico con restricciones de seguridad que se desea evaluar.  
Este modelo tiene en cuenta características importantes de los recursos de generación, tales como: 
tiempos mínimos fuera de línea y tiempos mínimos de generación, cumplimiento de las rampas de 
encendido y de apagado, cumplimiento de las velocidades de toma de carga y descarga de potencia; 
todos estos en los recursos térmicos. Además se tiene en cuenta la potencia máxima declarada como 
disponibilidad por los recursos (tanto térmicos como hidráulicos) y la potencia mínima a despachar 
dado el mínimo técnico de las plantas. El modelamiento de las rampas mencionadas para los 
recursos térmicos se trabaja como una variación máxima de potencia dada por las características 
técnicas de los recursos, sin embargo, es necesario aclarar que estos valores son una simplificación 
del modelamiento real que se le da en el país, debido a que no se poseen datos de velocidades de 
toma de carga y descarga de los recursos térmicos que permitan un modelamiento más cercano al 
implementado día a día por el CND.  
Además, el modelamiento matemático implementado tiene en cuenta que la totalidad de la potencia 
demandada en cada nodo del sistema debe ser atendida, asegurando que los flujos por las líneas de 
transmisión y por los transformadores de potencia no sobrepasen su capacidad máxima, aun cuando 
ocurran las contingencias evaluadas en el análisis de confiabilidad que se realizará. 
Teniendo en cuenta que lo que se quiere analizar es el aumento en el costo de la generación dado 
el análisis de confiabilidad utilizado actualmente en el proceso de despacho económico, el 
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programa de optimización desarrollado resulta en un modelo suficiente para obtener un escenario 
comparativo cercano al real. 
El modelo matemático del programa de optimización que realiza el despacho económico se muestra 
a continuación, el anexo 1 presenta la nomenclatura del modelo. 
La ecuación (1) presenta la función objetivo del modelo, la cual busca minimizar el costo de la 
energía suministrada por los recursos térmicos e hidráulicos a la red, más el precio de arranque y 
parada de los recursos térmicos.  
𝐹𝑂 = min∑ ∑ 𝐶𝑔𝑡𝑃𝑔𝑡,𝑡
𝑁𝑔𝑡
𝑔𝑡=1
𝑇
𝑡=1
+∑ ∑ 𝐶𝑔ℎ𝑃𝑔ℎ,𝑡
𝑁𝑔ℎ
𝑔ℎ=1
𝑇
𝑡=1
+ ∑ ∑ 𝑃𝑔𝑡
𝐴−𝑃𝑣𝑔𝑡,𝑡
𝑁𝑔𝑡
𝑔𝑡=1
𝑇
𝑡=1
 (1) 
   
La función objetivo debe ser minimizada sujeta a un conjunto de restricciones que garantizan la 
factibilidad técnica, eléctrica y operativa del despacho definido para los recursos de generación del 
SIN. Dichas restricciones se presentan a lo largo de esta sección. 
La ecuación (2) modela el compromiso de las unidades de generación térmicas, permitiendo 
identificar de manera correcta el momento en que la unidad es programada en estado de generación 
en firme, a la vez que indica en qué periodo se produce una entrada o una salida de dicho estado. 
Para esto se definen tres variables binarias fundamentales; la primera define el estado de generación 
en firme del recurso (𝑢𝑔𝑡,𝑡), tomando un valor de uno cuando el recurso es programado por encima 
del mínimo técnico y cero en el caso contrario. Las otras dos variables indican el periodo en que 
ocurre la entrada (𝑣𝑔𝑡,𝑡) y la salida (𝑤𝑔𝑡,𝑡 ) del recurso del estado de generación en firme. 
𝑢𝑔𝑡,𝑡 − 𝑢𝑔𝑡,𝑡−1 = 𝑣𝑔𝑡,𝑡 −𝑤𝑔𝑡,𝑡 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  | 𝑡 > 𝑡1  (2) 
 
Es notable que esta ecuación se puede aplicar únicamente a partir del segundo periodo de análisis, 
ya que la variable que indica si el recurso está en firme no tiene un valor para la condición inicial. 
Por esta razón, se complementa el modelo con la ecuación (3), la cual tiene la misma función que 
la descrita anteriormente para la ecuación (2), pero aplicándose únicamente al primer periodo de 
análisis (𝑡1). 
𝑢𝑔𝑡,𝑡 − 𝑢𝑔𝑡,0 = 𝑣𝑔𝑡,𝑡 −𝑤𝑔𝑡,𝑡 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  | 𝑡 = 𝑡1 (3) 
 
La ecuación (4) obliga a que el modelo no pueda presentar encendido y apagado al mismo tiempo, 
condición que se podría generar por cuestiones de economía o infactibilidad, llevando a que un 
generador pueda ser programado en estado de generación en firme con más potencia que la 
declarada en su oferta de disponibilidad, al usar sus rampas de encendido y apagado al mismo 
tiempo.  
𝑣𝑔𝑡,𝑡 +𝑤𝑔𝑡,𝑡 ≤ 1 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡   (4) 
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El conjunto de ecuaciones (5)-(7) modela el tiempo mínimo que deben permanecer en línea los 
recursos térmicos una vez fueron programados para encenderse. Estas restricciones deben 
analizarse de manera conjunta, ya que una sola de estas no puede garantizar el cumplimiento del 
tiempo mínimo de generación en todas las condiciones operativas que se pueden presentar durante 
el desarrollo del problema de programación de unidades.   
∑ [1 − 𝑢𝑔𝑡,𝑡]
𝑇𝑅−𝑂𝑁
𝑡=1
= 0 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡   
𝑑𝑜𝑛𝑑𝑒 𝑇𝑅−𝑂𝑁 = max{0,min{𝑇, (𝑇𝑀𝐺𝑔𝑡 − 𝑇𝐺𝑔𝑡,0)𝑢𝑔𝑡,0}}  
(5) 
 
∑ 𝑢𝑔𝑡,𝑚
𝑡+𝑇𝑀𝐺𝑔𝑡−1
𝑚=𝑡
≥ 𝑇𝑀𝐺𝑔𝑡  𝑣𝑔𝑡,𝑡  → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡|𝑇𝑅−𝑂𝑁 + 1 ≤ 𝑡 ≤ 𝑇 − 𝑇𝑀𝐺𝑔𝑡 + 1  (6) 
 
∑[𝑢𝑔𝑡,𝑚 − 𝑣𝑔𝑡,𝑡]
𝑇
𝑚=𝑡
≥ 0 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡| 𝑇 − 𝑇𝑀𝐺𝑔𝑡 + 2 ≤ 𝑡 ≤ 𝑇    (7) 
 
De manera similar se plantean las ecuaciones (8)-(10), las cuales modelan el tiempo mínimo que 
deben permanecer fuera de línea los recursos térmicos una vez fueron programados para apagarse.  
∑ 𝑢𝑔𝑡,𝑡
𝑇𝑅−𝑂𝐹𝐹
𝑡=1
= 0 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡   
𝑑𝑜𝑛𝑑𝑒   𝑇𝑅−𝑂𝐹𝐹 = max{0,min{𝑇, (𝑇𝑀𝐹𝐿𝑔𝑡 − 𝑇𝐹𝐿𝑔𝑡,0)(1 − 𝑢𝑔𝑡,0)}}       
(8) 
 
∑ [1 − 𝑢𝑔𝑡,𝑚]
𝑡+𝑇𝑀𝐹𝐿𝑔𝑡−1
𝑚=𝑡
≥ 𝑇𝑀𝐹𝐿𝑔𝑡  𝑤𝑔𝑡,𝑡  → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡   |𝑇𝑅−𝑂𝐹𝐹 + 1 ≤ 𝑡
≤ 𝑇 − 𝑇𝑀𝐹𝐿𝑔𝑡 + 1   
(9) 
 
∑[1 − 𝑢𝑔𝑡,𝑚 −𝑤𝑔𝑡,𝑡]
𝑇
𝑚=𝑡
≥ 0 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡| 𝑇 − 𝑇𝑀𝐹𝐿𝑔𝑡 + 2 ≤ 𝑡 ≤ 𝑇   (10) 
 
En (11) se garantiza que el programa obtenido por el despacho realizado respete la disponibilidad 
ofertada por el agente si el recurso se encuentra en estado de generación en firme, a su vez que 
viabiliza el apagado de los recursos si el programa de generación lo considera conveniente.  
𝑃𝑔𝑡,𝑡 ≤ ?̅?𝑔𝑡  [𝑢𝑔𝑡,𝑡 −𝑤𝑔𝑡,𝑡+1] + 𝑅𝑔𝑡
𝑂𝐹𝐹𝑤𝑔𝑡,𝑡+1 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡   (11) 
 
La ecuación (12) por su parte modela el cumplimiento de la velocidad de toma de carga del recurso 
si este se encuentra en estado de generación firme, y el cumplimiento de la rampa de entrada si el 
recurso es programado para encenderse. Se puede notar que esta restricción se debe aplicar 
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únicamente a partir del segundo periodo de optimización, ya que la variable de generación no tiene 
un valor para el estado inicial. Por esta razón se complementa su modelamiento con la ecuación 
(13), la cual cumple la misma función descrita para la restricción (12) pero en el primer periodo de 
optimización.  
𝑃𝑔𝑡,𝑡 ≤ 𝑃𝑔𝑡,𝑡−1 + 𝑅𝑔𝑡
𝑈𝑃𝑢𝑔𝑡,𝑡−1 + 𝑅𝑔𝑡
𝑂𝑁𝑣𝑔𝑡,𝑡  →  ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  | 𝑡 > 𝑡1  (12) 
  
𝑃𝑔𝑡,𝑡 ≤ 𝑃𝑔𝑡,0 + 𝑅𝑔𝑡
𝑈𝑃𝑢𝑔𝑡,0 + 𝑅𝑔𝑡
𝑂𝑁𝑣𝑔𝑡,𝑡  →  ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  | 𝑡 = 𝑡1  (13) 
 
La restricción (14) se modela para asegurar que el programa asignado a los recursos térmicos nunca 
esté por debajo del mínimo técnico declarado por los agentes si el recurso se encuentra programado 
en estado de generación en firme. Esta condición únicamente se permite en el SIN cuando los 
recursos están cumpliendo rampas de encendido o apagado. 
𝑃𝑔𝑡,𝑡 ≥ 𝑃 𝑔𝑡  𝑢𝑔𝑡,𝑡 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡    (14) 
 
Para garantizar que el programa asignado a los recursos de generación térmicos cumpla con las 
velocidades de toma de carga y descarga declarados por los agentes, se complementa el 
modelamiento descrito anteriormente con las ecuaciones (15) y (16), las cuales garantizan que las 
disminuciones de potencia asignadas a los recursos, cumplan con su velocidad de descarga si este 
se encuentra en estado de generación en firme, o con su velocidad de salida si el recurso fue 
programado para apagarse. 
𝑃𝑔𝑡,𝑡−1 − 𝑃𝑔𝑡,𝑡 ≤  𝑅𝑔𝑡
𝐷𝑁𝑢𝑔𝑡,𝑡 + 𝑅𝑔𝑡
𝑂𝐹𝐹𝑤𝑔𝑡,𝑡 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  | 𝑡 > 𝑡1  (15) 
  
𝑃𝑔𝑡,0 − 𝑃𝑔𝑡,𝑡 ≤  𝑅𝑔𝑡
𝐷𝑁𝑢𝑔𝑡,𝑡 + 𝑅𝑔𝑡
𝑂𝐹𝐹𝑤𝑔𝑡,𝑡 → ∀𝑔𝑡 𝜖 Ω𝑈𝑇;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  | 𝑡 = 𝑡1  (16) 
 
Se puede notar que el modelamiento matemático descrito hasta ahora se basa en la programación 
de los recursos de generación térmicos. Esto se debe a que como su nombre lo indica, estás 
maquinas deben cumplir ciclos térmicos que son sensibles, y por tanto, la asignación de los bloques 
de energía que deben entregar estos recursos al sistema es más complejo y deben cumplir todas las 
características técnicas descritas. 
Para los recursos hidráulicos se supone que su velocidad de toma de carga, descarga, encendido y 
apagado es un valor igual a la disponibilidad ofertada por el agente. Este supuesto es válido, ya que 
gracias a su fuente de energía primaria estos recursos cuentan con grandes ratas de variación de 
potencia. 
Debido a esto, dichos recursos se restringen únicamente con las restricciones (17) y (18), las cuales 
obligan que el programa de generación asignado sea menor o igual a la disponibilidad ofertada por 
los agentes para el día de operación y mayor o igual al mínimo técnico declarado. 
𝑃𝑔ℎ,𝑡 ≤ ?̅?𝑔ℎ,𝑡ℎ𝑔ℎ,𝑡  →  ∀𝑔ℎ 𝜖 Ω𝑈𝐻;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡    (17) 
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𝑃𝑔ℎ,𝑡 ≥ 𝑃 𝑔ℎ,𝑡ℎ𝑔ℎ,𝑡  →  ∀𝑔ℎ 𝜖 Ω𝑈𝐻;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡    (18) 
 
El modelamiento de las restricciones asociadas a las capacidades del sistema de transmisión y al 
balance de potencia nodal en la red se muestra a continuación, al final de la subsección 4.1.1 se 
presentarán las tres ecuaciones que deberán complementar el modelo de optimización mostrado 
anteriormente. 
4.1.1 Modelamiento de las capacidades del sistema de transmisión 
En este trabajo de investigación se modelarán las restricciones que representan la red eléctrica 
utilizando el flujo de carga DC, el cual permite estimar de manera cercana a la realidad el flujo de 
potencia activa que transita por el sistema de transmisión. Es importante mencionar que este 
problema es más fácil y rápido de resolver computacionalmente que el flujo de carga AC, al ser un 
problema lineal.   
Para modelar las capacidades del sistema de transmisión y el flujo de potencia por éste mediante 
el flujo de carga DC, tradicionalmente se han usado dos metodologías, las cuales se analizan y 
comparan en [53]. La primera se basa en la diferencia entre el ángulo de los voltajes en los nodos 
del sistema y la segunda plantea las restricciones de la red de transmisión utilizando Linear 
Sensitivity Factors (LSFs).  
La metodología que aplica LSFs tiene la capacidad de proporcionar un cálculo rápido de los flujos 
de potencia por el sistema de transmisión en pre y pos contingencia, lo que la convierte en la 
metodología ideal para utilizar en este caso, ya que permite restringir el modelo de optimización al 
cumplimiento de los flujos máximos por los elementos de transmisión tanto para la red completa 
como para las redes degradadas que representen las contingencias que se requieren analizar. Este 
método es derivado del cálculo del flujo de carga DC convencional, una explicación detallada se 
puede encontrar en [54][55].  
A continuación se mostrará el desarrollo de la metodología basada en LSF con la notación utilizada 
en el problema de optimización construido.  
Para el flujo de carga DC, asumiendo que ya se eliminó el nodo slack del sistema, se tiene que la 
potencia neta se puede definir de la siguiente manera: 
[𝑃𝑛𝑒𝑡𝑎] = [𝐵][𝜃] (19) 
 
Despejando θ de la ecuación (19), se tiene: 
[𝜃] = [𝐵]−1[𝑃𝑛𝑒𝑡𝑎] (20) 
  
En el flujo DC, convencionalmente se halla el flujo de potencia activa para la línea i-j mediante el 
uso de las diferencias del ángulo del voltaje en el nodo i y en el nodo j, tal como se muestra en 
(21): 
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𝑓𝑖𝑗,𝑡 = 
𝜃𝑖,𝑡 − 𝜃𝑗,𝑡
𝑋𝑟
 (21) 
 
Lo que permite definir el flujo de potencia activa de la siguiente manera: 
𝑓𝑖𝑗,𝑡 = 𝐻𝑖𝑗,𝑛𝜃𝑛 (22) 
 
En donde H es una matriz de sensibilidad que se puede calcular de manera general mediante la 
multiplicación de la inversa de la matriz primitiva (𝑋−1) por la matriz de incidencia de nodos-
ramas (𝐴). Para un elemento de transmisión particular, como por ejemplo la línea de transmisión 
r, la cual se encuentra conectada entre los nodos i-j, sus componentes se pueden calcular de la 
siguiente manera: 
𝐻𝑟,𝑖 = 
1
𝑋𝑟
  ; 𝐻𝑟,𝑗 = −
1
𝑋𝑟
 (23) 
 
El valor de la matriz H en la fila que representa el circuito r será igual a cero para todas las columnas 
que representen nodos diferentes a los de su conexión (nodos i y j en este caso). 
 
Reemplazando (20) en (22) se obtiene la forma de calcular el vector de flujos por el sistema de 
trasmisión sin necesidad de determinar el ángulo de los voltajes en los nodos: 
[𝑓] = [𝐻][𝐵]−1[𝑃𝑛𝑒𝑡𝑎] (24) 
 
De (24) se puede inferir que es posible definir una matriz que represente una relación lineal entre 
el flujo por el sistema de transmisión (𝑓) y la potencia neta nodal del sistema (𝑃𝑛𝑒𝑡𝑎). Dicha matriz 
se conoce como PTDF (Power Transfer Distribution Factor), y se define tal como se muestra en 
(25): 
𝑃𝑇𝐷𝐹 = [𝐻][𝐵]−1 = [𝑋]−1[𝐴]𝑇[𝐵]−1 (25) 
 
Donde [𝑋]−1 es la inversa de la matriz primitiva del sistema de transmisión, [𝐴]𝑇 es la transpuesta 
de la matriz de incidencia nodos-ramas del sistema y [𝐵]−1 es la inversa de matriz de susceptancia 
nodal. Se debe tener en cuenta que tanto la matriz de incidencia nodos-rama como la matriz de 
susceptancia deben estar reducidas, eliminando de estas la información del nodo slack. 
La potencia neta nodal también se puede definir en función de la demanda y de la generación 
térmica e hidráulica conectada a cada nodo, tal como se muestra en (26). 
𝑃𝑛,𝑡
𝑛𝑒𝑡𝑎 = ∑ 𝑃𝑔𝑡,𝑡
𝑁𝑔𝑡
𝑔𝑡=1
+∑ 𝑃𝑔ℎ,𝑡
𝑁𝑔ℎ
𝑔ℎ=1
− 𝐷𝑛,𝑡 (26) 
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Por tanto, reemplazando (25) y (26) en (24) se halla el flujo por las líneas en función únicamente 
de matrices de sensibilidad del sistema de transmisión y de la potencia demandada y generada en 
cada nodo. La expresión resultante se muestra a continuación: 
𝑓𝑟,𝑡 = 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑟,𝑛
(
 ∑ 𝑃𝑔𝑡,𝑡
𝑁𝑔𝑡
𝑔𝑡=1
𝑔𝑡 𝜖 𝑛
+ ∑ 𝑃𝑔ℎ,𝑡
𝑁𝑔ℎ
𝑔ℎ=1
𝑔ℎ 𝜖 𝑛
− 𝐷𝑛,𝑡
)
  (27) 
  
Tal como se mencionó al inicio de esta sección, el método LSF permite evaluar los flujos de 
potencia a través de los circuitos de transmisión en pre y pos contingencia, lo cual se debe al manejo 
matemático de matrices lineales. En esta tesis se plantea para la evaluación del flujo por el sistema 
de transmisión en pos contingencia agregar una tercera dimensión a la matriz de sensibilidad 
𝑃𝑇𝐷𝐹, la cual contenga las diferentes topologías del sistema de transmisión con cada una las 
contingencias que se quieren analizar, brindando la posibilidad al modelo de optimización de 
evaluar el flujo en pre y pos contingencia.  
Buscando calcular el flujo de potencia activa por los activos del STN, se complementa el modelo 
de optimización con la ecuación (28). 
𝑓𝑟,𝑡,𝑘 = 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑟,𝑛,𝑘
(
 ∑ 𝑃𝑔𝑡,𝑡
𝑁𝑔𝑡
𝑔𝑡=1
𝑔𝑡 𝜖 𝑛
+ ∑ 𝑃𝑔ℎ,𝑡
𝑁𝑔ℎ
𝑔ℎ=1
𝑔ℎ 𝜖 𝑛
− 𝐷𝑛,𝑡
)
  → ∀𝑟 𝜖 Ω𝑟;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡 ;  ∀𝑘 𝜖 Ω𝑘 (28) 
 
Nótese que la expresión mostrada en (28) dista de la expresión mostrada en (27) en las dimensiones 
de la matriz PTDF, la cual en el último caso incluyen una tercera dimensión (k). Para evaluar el 
flujo en pre y pos contingencia se sigue la siguiente metodología: cuando k = 1 se ingresa en la 
matriz de sensibilidad PTDF el sistema de transmisión completo, sin inducir fallas en la red, lo que 
permite evaluar el flujo en pre contingencia. A partir de allí, para cada uno de los valores de k se 
ingresará un sistema de transmisión que presente la contingencia a evaluar, es decir, una red que 
no contenga en la matriz de sensibilidad el circuito de transmisión que se quiere analizar como 
fallado.  
Adicionalmente se debe implementar en el modelo de optimización la ecuación (29), la cual 
garantiza que el flujo por el sistema de transmisión calculado por el despacho respete el límite 
térmico declarado por el operador del circuito. 
−?̅?𝑟 ≤  𝑓𝑟,𝑡,𝑘 ≤ ?̅?𝑟  → ∀𝑟 𝜖 Ω𝑟;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡 ;  ∀𝑘 𝜖 Ω𝑘 (29) 
 
Teniendo en cuenta que la matriz PTDF así como el vector de demanda nodal 𝐷𝑛,𝑡 son parámetros 
del modelo de optimización, se puede concluir que dicho modelo únicamente podrá variar la 
cargabilidad de los activos de transmisión y asegurar el cumplimiento de la ecuación (29) mediante 
la variación en la potencia asignada a los recursos de generación con los que cuenta la red. 
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Además, se debe tener en cuenta que el balance de potencia global debe cumplirse, por tanto, se 
complementa el modelo de optimización con la restricción mostrada en (30). 
∑ 𝑃𝑔𝑡,𝑡
𝑁𝑔𝑡
𝑔𝑡=1
+ ∑ 𝑃𝑔ℎ,𝑡
𝑁𝑔ℎ
𝑔ℎ=1
= ∑𝐷𝑛,𝑡
𝑁𝑛
𝑛=1
→ ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡 (30) 
 
Es importante tener en cuenta que el modelamiento conjunto de las ecuaciones (29) y (30) garantiza 
además el cumplimiento del balance de potencia nodal. 
 
Aunque en esta sección se muestra un modelo que evalúa el flujo pos contingencia por el sistema 
de transmisión a partir del uso de una tercera dimensión en la matriz PTDF, es importante 
mencionar que para evaluar el flujo de potencia activa pos-contingencia por el sistema de 
transmisión, en la literatura se ha utilizado comúnmente la matriz de sensibilidad LODF (Line 
Outage Distribution Factor), la cual representa una relación lineal entre el flujo de potencia activa 
por el sistema de transmisión dado la falla en otros activos del mismo [53] [56].  
Para la definición del LODF es necesario hallar una matriz de sensibilidad alterna denominada en 
este documento como PTDFl, la cual es una matriz cuadrada cuya dimensión depende únicamente 
del número de activos de transmisión con que cuente el sistema bajo análisis. Esta se obtiene a 
partir de la matriz PTDF la hallada en (31) tal como se muestra a continuación: 
𝑃𝑇𝐷𝐹𝑙𝑟,𝑟 = 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑟,𝑛𝐴𝑛,𝑟  (31) 
 
A partir de PTDFl, es posible hallar los LODF tal como se muestra en (32): 
𝐿𝑂𝐷𝐹𝑟,𝑟𝑓 = 𝑃𝑇𝐷𝐹𝑙𝑟,𝑟𝑓 (
1
1 −  𝑃𝑇𝐷𝐹𝑙𝑟𝑓,𝑟𝑓
)  (32) 
 
En esta expresión, 𝐿𝑂𝐷𝐹𝑟,𝑟𝑓 es el elemento de la fila r columna rf que representa el cambio de flujo 
de potencia activa por la línea r dado una falla en la línea rf.  
Utilizando la matriz LODF para evaluar el flujo pos contingencia en el despacho económico, el 
modelo de optimización también debe incluir como restricciones las ecuaciones (28), (29) y (30), 
aunque para este caso la cardinalidad del índice k de la matriz PTDF y del vector de flujos ( f ) 
debe ser igual a uno, es decir evaluando únicamente la red completa. Además, el modelo debe 
incluir también la ecuación (33). 
𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑜𝑠𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎 = 𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎 +  𝐿𝑂𝐷𝐹𝑟,𝑟𝑓 𝑓𝑟𝑓,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎   ∀𝑟 𝜖 Ω𝑟;  ∀𝑟𝑓 𝜖 Ω𝑟𝑓;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡  (33) 
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Esta ecuación calcula el flujo pos-contingencia (𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑜𝑠𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎
) de la línea r en función de la matriz 
LODF y del flujo pre-contingencia tanto en el elemento de transmisión supervisado (𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎
) 
como del elemento bajo falla (𝑓𝑟𝑓,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎
). 
Finalmente, se debe incluir al modelo de optimización una ecuación que limite el flujo pos-
contingencia de las líneas supervisadas a su capacidad máxima, esta se muestra en (34). 
 
−?̅?𝑟 ≤ 𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑜𝑠𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎 ≤ ?̅?𝑟  → ∀𝑟 𝜖 Ω𝑟;  ∀𝑡 𝜖 Ω𝑡 (34) 
 
Se puede notar como el modelamiento de las capacidades del sistema de transmisión mediante el 
método LSF y no mediante el uso de las diferencias angulares, tal como se describió en esta sección, 
brinda la posibilidad de evaluar la red en pre y pos-contingencia, incluso por dos métodos diferentes 
(análisis basado en PTDFs de tres dimensiones o análisis basado en PTDFs y LODFs). Esto le 
brinda la sensibilidad al programa de optimización desarrollado de obtener un resultado que cumpla 
con el análisis de seguridad N-1 para todas las contingencias que se deseen evaluar. 
 
4.2 Screening basado en contingencias dominantes y dominadas 
 
Debido a que realizar el planeamiento operativo de los sistemas eléctricos de gran escala con un 
análisis de seguridad que incluya como restricciones en el modelo de optimización la ocurrencia 
de falla en la totalidad de los elementos de transmisión requeriría de un gran tiempo y esfuerzo 
computacional, en esta sección se debe buscar la manera de evaluar únicamente la ocurrencia de 
contingencia en los activos de transmisión relevantes para la operación de la red.  
La selección y el análisis de un conjunto reducido de contingencias ha sido una práctica 
ampliamente implementada por diferentes operadores de red en procura de obtener resultados en 
tiempos cortos y con esfuerzos computacionales relativamente bajos [31] [57].  
Para realizar dicha selección, en esta investigación se utiliza una metodología basada en la premisa 
de que todo modelo de optimización es susceptible a ser formulado con restricciones redundantes, 
y que estas pueden afectar el desempeño del problema al aumentar el tiempo y el esfuerzo 
computacional que este requiere para ser solucionado, sin ser trascendentes o relevantes para el 
resultado final obtenido en las diferentes variables del problema (función objetivo, despacho de los 
generadores, programación de arranque y parada, entre otras). El análisis de contingencias en la 
evaluación del SCUC tiene esta característica, y por tanto, muchas de las restricciones que modelan 
las diferentes contingencias en los sistemas de transmisión pueden ser redundantes. Esta 
metodología ha sido estudiada en profundidad en [57], [58], [59], [60] y [61].  
Buscando realizar esa selección, en esta tesis se define a las contingencias dominantes como un 
subconjunto de la totalidad de las contingencias del sistema de trasmisión, con el cual se puede 
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garantizar que el nivel de seguridad de la red y el despacho económico de los recursos de 
generación será idéntico al encontrado si se analizan la totalidad de las contingencias [57]. Se puede 
afirmar entonces que la generación de seguridad despachada para las contingencias dominantes 
contiene la totalidad de la generación de seguridad despachada para las contingencias dominadas, 
más una generación adicional debida a la mayor severidad de la ocurrencia de falla en los elementos 
de transmisión caracterizados como dominantes.  
Es decir, la contingencia k1 puede ser definida como una dominante de las contingencias k2, k3,…, 
kn, si garantizar la operación segura del sistema de potencia ante la ocurrencia de k1 implica que 
la red esté segura ante la ocurrencia de las contingencias k2, k3,…, kn [57]. Consecuentemente, 
evaluar la seguridad del sistema ante la ocurrencia de k1, es equivalente a evaluar la seguridad del 
mismo ante la ocurrencia de k1, k2, k3,…, kn. 
La aplicación de esta técnica para reducir las restricciones que ingresan al modelo de optimización 
ha mostrado grandes beneficios, en [59] se encontró por ejemplo que al menos el 85% de las 
contingencias de los sistemas eléctricos se pueden definir como dominadas por el restante 15%. En 
[60] se encontró para el sistema de prueba IEEE de 118 nodos que aproximadamente el 99% de las 
contingencias pueden ser identificadas como dominadas, y bastaría con evaluar la seguridad en las 
contingencias restantes para asegurar que la red sea operada de forma segura.  
Para encontrar el conjunto de contingencias dominantes, en esta investigación se utilizará el 
programa de optimización desarrollado en la sección 4.1 de este documento, realizando con este 
un análisis de la ocurrencia de falla en todos los activos de transmisión identificados como 
importantes en el sistema de prueba a utilizar. Una contingencia será identificada como dominante 
si añadirla como restricción al programa de optimización aumenta el valor de la función objetivo, 
lo que significa que se despachó generación de seguridad adicional. Si en cambio, añadir como 
restricción al modelo de optimización la ocurrencia de una contingencia no altera la función 
objetivo, quiere decir que ésta es dominada por las contingencias que ya se encuentran identificadas 
como dominantes, y por tanto no es necesario tenerla en cuenta en los análisis de seguridad. 
El flujograma mostrado en la figura 5 detalla el paso a paso de la técnica desarrollada en esta 
investigación para hacer la selección de las contingencias a evaluar, el cual es descrito a 
continuación: 
1. Inicialmente se realiza el despacho de los recursos de generación del sistema considerando 
restricciones de seguridad preventivas, teniendo en cuenta la ocurrencia de contingencia en 
todos los activos de la red de transmisión que fueron identificados como importantes. Allí se 
obtiene la función objetivo de la iteración cero, la cual será la más costosa e indicará el sistema 
más seguro a despachar. 
 
2. A continuación se elimina la restricción que contiene cada una de las contingencias a evaluar, 
las cuales estarán contenidas por topologías diferentes en el sistema (𝑘𝑖𝑡𝑒𝑟).  
 
3. Posteriormente se realiza nuevamente el despacho de los recursos de generación con 
restricciones de seguridad preventivas; sin embargo, es notable que en este caso no se tiene en 
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el análisis de seguridad del optimizador la contingencia que está bajo análisis y que por ende 
se acaba de eliminar del modelo. 
 
Figura 5. Flujograma de la metodología de selección de contingencias desarrollada. 
4. A partir de este despacho se obtendrá la función objetivo para la iteración evaluada, la cual 
indicará si se dejó de despachar generación de seguridad dado la eliminación de esa 
contingencia, o si la contingencia no cambia el despacho obtenido en la iteración cero. En este 
punto se pueden presentar dos escenarios, los cuales se describirán a continuación: 
 El primer escenario contempla que el valor de la función objetivo es igual a la obtenida en 
la iteración cero. Esto quiere decir que analizar esta contingencia no genera un despacho de 
seguridad adicional al que se genera debido a las contingencias que están bajo análisis, y 
por tanto es dominada por otras que se están evaluando, por ende el activo puede ser 
eliminado del análisis de contingencias. A partir de allí el algoritmo verifica si el número 
de iteraciones actual es igual al número de activos que se desean evaluar ante contingencia, 
si es así el proceso finaliza, si no, se evalúa el siguiente activo. 
 El segundo escenario contempla aquellos casos en que la función objetivo disminuye con 
respecto a la de la iteración cero. Esto quiere decir que se dejó de despachar generación de 
seguridad adicional debido a la eliminación de la contingencia evaluada, aun cuando todas 
las demás que no han sido analizadas, o las que sí lo han sido y fueron caracterizadas como 
dominantes, están siendo evaluadas. Una vez esto ocurre se le pregunta al algoritmo si el 
número de iteraciones es igual al número de activos de transmisión que desean evaluar, si 
es así se termina el proceso, si no, se procede a agregar nuevamente la topología que 
representa dicha contingencia a la red y se evalúa el siguiente activo de transmisión. 
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5. Resultados Numéricos 
 
A continuación se presentan los resultados obtenidos de la implementación de la metodología 
propuesta durante esta investigación para el manejo y cuantificación de las restricciones en el 
Sistema de Transmisión Nacional, asociadas a los análisis de seguridad y confiabilidad que se 
deben ejecutar en el planeamiento operativo del SIN. Dichos resultados fueron obtenidos mediante 
la interacción de las herramientas computacionales mostradas en la figura 6.  
 
Figura 6. Herramientas computacionales utilizadas para el desarrollo de esta investigación. 
En esta investigación se utilizó MATLAB® como controlador del proceso, encargado inicialmente 
de leer y ordenar de forma adecuada la información del SIN contenida en un archivo de Microsoft 
Excel®. Esta información es enviada desde MATLAB® a GAMS®, el cual se encarga de construir 
el modelo de optimización, y de posteriormente resolverlo mediante el solver CPLEX® de IBM®. 
Al obtener la respuesta requerida, GAMS® la envía nuevamente a MATLAB®, quien se encarga 
de procesar, ordenar y presentar los resultados.  
De forma general este capítulo está dividido del siguiente modo: inicialmente se describe la red 
eléctrica utilizada para realizar las simulaciones, la cual se desarrolla como un equivalente del 
Sistema Interconectado Nacional, describiendo brevemente los activos que la componen y 
mostrando el diagrama unifilar resultante. Posteriormente se presenta la aplicación de la 
metodología de contingencias Dominantes y Dominadas descrita en la sección 4.2 al sistema de 
prueba utilizado para esta investigación. Finalmente se presentan las simulaciones, las cuales se 
realizarán bajo tres escenarios buscando comparar desde un enfoque de seguridad y economía la 
aplicación del método utilizado hoy por el operador de red y de la metodología propuesta en esta 
investigación.  
Los tres casos para los cuales se reportarán resultados se describen a continuación: 
Caso 1: Despacho económico sin análisis de seguridad 
En este caso se realizará un despacho de los recursos teniendo en cuenta las restricciones eléctricas 
y operativas mencionadas en el capítulo 4, sin embargo, no se considera en este caso el análisis de 
seguridad y confiabilidad N-1. El programa de generación obtenido garantiza entonces que las 
restricciones eléctricas y operativas del sistema se cumplan ante operación normal y con la red 
completa, pero no puede garantizar que ante la falla de un elemento en el sistema de transmisión, 
dichas restricciones se sigan cumpliendo, ni que la totalidad de la demanda sea atendida.  
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Este caso dista del programa de despacho final realizado por el operador del SIN, no obstante se 
presenta en la investigación recopilada en este documento como caso base, dado que respecto a 
éste se calculará la generación de seguridad y el costo asociado al despacho de recursos de 
generación fuera de mérito en procura de suplir las restricciones ingresadas al modelo por el 
análisis de seguridad y confiabilidad utilizado.  
Caso 2: Despacho económico con análisis de seguridad y confiabilidad N-1 Preventivo  
Bajo este escenario se obtendrá un despacho de los recursos de generación que además de las 
restricciones eléctricas y operativas implementadas, tiene en cuenta el análisis de confiabilidad N-
1. Esto asegura que aun ante la salida de un elemento a la vez en el sistema de transmisión, el 
programa de generación obtenido abastecerá la totalidad de la demanda cumpliendo con las 
restricciones mencionadas.  
Para este caso la caracterización de las contingencias se hará con el método preventivo 
determinístico, dándole a todas las contingencias la misma probabilidad de ocurrencia y 
despachando generación de seguridad para todas estas, tal como se realiza actualmente en el SIN 
(ver capítulo 2).  
Tal como se mencionó anteriormente, no es viable analizar la falla de todos los elementos de la red 
de trasmisión, además de que analizando únicamente un porcentaje de éstos se puede asegurar que 
el despacho obtenido sea seguro ante la ocurrencia de contingencia en cualquiera de los elementos 
del STN. Teniendo en cuenta lo anterior, en este caso se evalúan únicamente las contingencias 
caracterizadas como dominantes en la sección 4.2 de este documento.  
Caso 3: Despacho económico con análisis de seguridad y confiabilidad N-1 Preventivo – 
Correctivo 
Este escenario desarrolla la propuesta realizada en esta investigación, la cual consiste en añadir 
como variables de decisión para considerar en el modelo de optimización la falla de un activo del 
STN, la probabilidad y la severidad en el SIN de la ocurrencia de cada contingencia.   
Este caso se formula como una evolución en la metodología implementada por XM para llevar a 
cabo los análisis de seguridad y confiabilidad en el proceso de planeamiento operativo del SIN, 
buscando reducir los costos de la generación de seguridad despachada debido a las restricciones en 
la red, pero manteniendo la operación del sistema con índices de seguridad y confiabilidad tan altos 
como los actuales.  
Para esto, se partirá de las contingencias caracterizadas como dominantes con las que simuló el 
caso 2, y mediante la aplicación de un análisis eléctrico y de uno probabilístico que determinen la 
severidad y la probabilidad de ocurrencia de cada falla en el SIN, se identificará cuáles de ellas se 
deberán incluir como restricciones al modelo de optimización. El programa de generación obtenido 
deberá satisfacer la totalidad de las restricciones eléctricas y operativas de la red, además de 
garantizar que ante la falla de cualquier activo del STN, ningún otro presente una sobrecarga mayor 
a un límite de seguridad, ni que se presente demanda no atendida en el SIN. A parte de esto, se 
espera que la generación de seguridad despachada sea menor que en el caso 2, y como 
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consecuencia, que el costo del programa de generación en este caso presente ventajas económicas 
respecto a la metodología utilizada actualmente por el operador del SIN. 
Los tres casos se implementarán en el modelo del SIN descrito en la sección 5.1, considerando que 
todos los elementos de transmisión se encuentran disponibles los 24 periodos. La demanda en cada 
nodo, las condiciones iniciales y las características de los recursos de generación tales como 
disponibilidad y oferta económica, velocidades de toma de carga y descarga, tiempo mínimo de 
generación y tiempo mínimo fuera de línea, serán iguales para todos los casos. Por tanto, la 
variación en el programa de despacho y consecuentemente en el costo asociado a éste, será 
directamente atribuida a la variación en las restricciones implementadas en el modelo debido al 
análisis de seguridad y confiabilidad efectuado. 
La figura 7 muestra el flujograma utilizado para obtener los resultados mostrados en este capítulo, 
en ésta se puede identificar las diferentes etapas realizadas para cada uno de los casos.  
 
Figura 7. Flujograma propuesto para los diferentes casos planteados en esta tesis. 
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5.1 Sistema de prueba: Implementación de una red eléctrica como equivalente del SIN 
 
En esta sección se describe el sistema de prueba utilizado en esta investigación, el cual busca 
representar el Sistema Interconectado Nacional (SIN). El equivalente de red presentado se 
desarrolló en el grupo de investigación Planeamiento en Sistemas Eléctricos de la Universidad 
Tecnológica de Pereira [62]; este cuenta con 105 nodos, 30 recursos de generación térmicos, 22 
recursos de generación hidráulicos y 212 circuitos de transmisión los cuales corresponden 
únicamente al Sistema de Transmisión Nacional (STN).  
El sistema eléctrico desarrollado considera para el STN los activos que operan a un voltaje mayor 
o igual a 220 kV. Las capacidades máximas de transmisión, las características técnicas y los 
barrajes a los que están conectados cada activo representan de una manera adecuada la realidad de 
la red nacional.   
Los recursos de generación, los cuales operan a una tensión menor (aproximadamente 13 kV), son 
conectados al nodo de 220 kV al que está conectada su generación a través de subestaciones 
transformadoras de tensión.  
El anexo 2 muestra las características técnicas de los recursos de generación. Dicha información 
presenta relevancia principalmente en los recursos térmicos, debido que para estos el programa de 
despacho debe cumplir el tiempo mínimo de generación, tiempo mínimo fuera de línea y las 
diferentes rampas descritas en el modelo de optimización mostrado en la sección 4.1 teniendo en 
cuenta la condición inicial de los recursos, la cual está dada por el programa de generación del día 
anterior.  
Tal como se mencionó durante el desarrollo del modelo matemático, para los recursos hidráulicos 
se asumen que su velocidad de toma de carga y descarga no varía dependiendo del punto de 
operación actual, y es siempre igual a su disponibilidad.  Por tanto, para estos no se presenta 
información de este tipo. Además, se debe tener en cuenta que este tipo de recursos no requiere 
tiempo de calentamiento y/o enfriamiento y sus unidades de generación pueden operar cuando sean 
requeridas, por tantos los tiempos considerados para los recursos térmicos no aplican en este caso.  
Para obtener el valor de potencia demandada en cada uno de los nodos, se considera el equivalente 
de potencia que debe fluir desde cada subestación conectada a una tensión mayor o igual a 220 kV 
hacia los sistemas de subtransmisión que se encuentran a una tensión menor a dicho valor, sistemas 
que son finalmente los encargados de entregar la energía a los centros de consumo. Bajo esta 
consideración casi la totalidad de los 105 nodos que se representan en este modelo de red, poseen 
una demanda que debe ser atendida en cada periodo del despacho y bajo cualquier contingencia de 
la red. 
Es importante aclarar que no considerar los sistemas de subtransmisión regionales, los cuales se 
componen de los circuitos que operan a una tensión menor a 220 kV y de los nodos asociados a 
dichos activos, causa que el sistema de prueba usado en esta tesis sea una red eléctrica más 
restringida que el sistema de potencia real con que cuenta el país. Por tanto, se espera que la 
solución que se encuentre para las diferentes simulaciones desarrolladas en este trabajo puedan 
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satisfacer las restricciones eléctricas y operativas modeladas por el CND durante el planeamiento 
operativo del sistema interconectado nacional, al contar además con los circuitos que componen el 
Sistema de Transmisión Regional (STR), los cuales permiten un mayor flujo de potencia hacia las 
demandas y entre las diferentes áreas operativas. 
El diagrama unifilar del sistema descrito se muestra en la figura 8.  
 
 
Figura 8. Sistema de prueba utilizado para las simulaciones llevadas a cabo en esta investigación. 
Fuente. Figura tomada de [62]. 
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5.2 Identificación de contingencias a evaluar en el sistema de prueba utilizado 
 
Inicialmente se consideran los elementos de transmisión más importantes del sistema, los cuales se 
identifican mediante los comentarios realizados por el operador del SIN en los informes de 
operación reportados anualmente, así como con un análisis realizado al sistema de prueba detallado 
en la sección 5.1, el cual considera: la capacidad máxima de transferencia de potencia, si el circuito 
de transmisión interconecta diferentes áreas operativas y con cuantos circuitos de respaldo cuenta 
cada activo analizado.  
Como se mencionó anteriormente, el modelo del SIN con que se desarrolla esta investigación no 
considera el Sistema de Transmisión Regional (STR), por tanto los activos del STN que quedan 
radiales no se pueden considerar bajo falla debido a que esto ocasionaría eventos de demanda no 
atendida, los cuales no se podrían remediar con el despacho de recursos de generación adicionales.  
Bajo este análisis se identificaron 25 activos del STN como importantes, los cuales se presentan en 
la tabla 6. Estos circuitos deben ser evaluados mediante la metodología descrita en la sección 4.2.  
Nodo 
envío 
Nodo 
recibo 
Nombre Circuito de Transmisión Tensión 
[kV] 
Capacidad 
Transmisión [MW] 
61 65 Barbosa – Salto IV 1  220 348 
70 75 Cerromatoso – Chinú 1 500 2,061 
74 55 Transformador San Carlos 2 500 /230 450 
97 96 Fundación – Santa Marta  220 249 
7 10 Betania – San Bernardino 2 220 305 
8 9 Jamondino – Pomasqui 220 401 
64 86 Guadalupe IV – Porce II 1  220 349 
69 70 Porce III – Cerromatoso  500 1650 
70 78 Cerromatoso – Primavera 1 500 2165 
33 31 Transformador La Virginia 500/230 450 
46 77 Guatiguara – Primavera 1  220 373 
44 25 Paipa – Sochagota 1 220 471 
21 26 Guavio – Torca 1 220 476 
94 95 Sabanalarga -  Tebsa 1 220 240 
69 74 Porce III – San Carlos 500 1650 
6 7 Páez – San Bernandino 220 304 
21 18 Guavio – Tunal 1 220 365 
22 26 Chivor – Torca 1 220 365 
35 33 San Marcos – Virginia 500 1,732 
43 78 Bacata – Primavera 1 500 1,650 
90 84 Bolívar – Copey 1 500 1,650 
75 76 Chinu – Sabanalarga 2 500 2,056 
30 31 Cartago – La Virginia 1 220 375 
83 82 Transformador Ocaña 500/230 360 
84 83 Copey – Ocaña 1 500 1,650 
Tabla 6. Activos cuya contingencia fue identificada como importante y que se analizan bajo la metodología 
descrita en la sección 4.2. 
Después de identificar los circuitos de transmisión principales para el sistema, se realiza un análisis 
buscando definir el conjunto de contingencias dominantes que deben ingresar al modelo de 
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optimización. Para este caso se encontró que el conjunto de contingencias dominantes está formado 
por 10 activos de transmisión, lo que corresponde a aproximadamente el 5% de la totalidad de 
circuitos que conforman el sistema de transmisión del caso de prueba evaluado.  En la tabla 6 se 
muestran sombreados los activos cuyas contingencias son identificadas como dominantes por el 
algoritmo descrito en la sección 4.2, mientras que los activos de transmisión que no están 
sombreados son aquellos que aunque en primera instancia se consideraron importantes hacen parte 
del conjunto de contingencias dominadas. 
La figura 9 muestra nuevamente el diagrama unifilar del SIN utilizado en esta investigación. En 
rojo aparecen marcados aquellos activos que se evaluaron con la metodología descrita en esta 
sección y fueron caracterizados como dominantes. 
 
Figura 9. Circuitos del STN cuya contingencia fueron caracterizadas como dominantes. 
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Resolver el SCUC considerando las 25 contingencias identificadas preliminarmente como 
importantes le toma al optimizador implementado en GAMS un total de 313 segundos, mientras 
que el SCUC que considera únicamente las 10 contingencias identificadas como dominantes tarda 
un total de 147 segundos. Es notable que al implementar la metodología descrita en la sección 4.2 
con el sistema de prueba descrito en la sección 5.1, se obtiene una reducción en tiempo 
computacional del 53%, únicamente comparándola con un análisis preliminar de 25 contingencias.  
Además, es importante tener en cuenta que la metodología utilizada garantiza que el despacho de 
los recursos de generación obtenido para ambos casos sea exactamente igual, por tanto disminuir 
el número de contingencias impactará únicamente en la reducción de la carga computacional del 
modelo de optimización, sin afectar la función objetivo del mismo. 
Haciendo una extrapolación de estos tiempos, se puede prever que realizar un SCUC que considere 
la ocurrencia de contingencia en los 212 activos del sistema de transmisión causaría que los tiempos 
de solución sean prohibitivos para la implementación en el planeamiento operativo del SIN. Es en 
la implementación del SCUC en sistemas de gran escala donde la metodología propuesta para 
realizar un screening de contingencias basado en contingencias dominantes y dominadas cobra 
mayor importancia, ya que garantiza que el despacho realizado sea igual de seguro al realizar la 
misma programación de unidades, pero obteniendo una respuesta en tiempos de cómputo menores.   
Asegurar entonces la operación del SIN con los análisis de seguridad y confiabilidad considerando 
los ocurrencia de contingencia en los circuitos de transmisión sombreados en la tabla 6 y marcados 
en la figura 9, garantiza la operación segura del sistema ante la falla de cualquiera de los circuitos 
listados en la tabla 6. En esta investigación se realizó además un análisis aleatorio, el cual considera 
la ocurrencia de falla en al menos 50 activos diferente a los mostrados en la tabla 6, resultando en 
que su contingencia es igualmente dominada por la de los circuitos marcados en la figura 9. 
Teniendo en cuenta esto, se cree que la mayoría de los demás elementos del STN también harían 
parte del conjunto de contingencias dominadas, al contar con varios circuitos de respaldo (zonas 
ampliamente enmalladas) y al no interconectar áreas operativas.  
 
5.3 Caso 1: Despacho económico sin restricciones de seguridad 
 
Inicialmente se realiza un despacho económico sin considerar análisis de confiabilidad en la red. 
Este despacho no puede definirse como uno ideal, ya que considera las características técnicas del 
sistema interconectado nacional y se asegura de cumplir con los límites de carga del sistema de 
transmisión, además de que considera las características técnicas de los recursos de generación 
mencionadas al inicio de este capítulo. Sin embargo, tampoco es el despacho final, ya que no 
considera la ocurrencia de contingencias en la red, y por tanto no puede asegurar que ante la falla 
de un activo de transmisión el sistema siga cumpliendo las restricciones eléctricas y satisfaciendo 
la totalidad de la demanda, lo que finalmente sería el análisis de confiabilidad y seguridad que se 
quiere evaluar.  
El despacho obtenido para esta primera simulación se muestra en la tabla 7, la cual contiene la 
generación despachada para los recursos del sistema. 
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Tabla 7. Despacho programado para los recursos de generación sin considerar análisis de seguridad en el sistema. 
Recurso Oferta P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 P11 P12 P13 P14 P15 P16 P17 P18 P19 P20 P21 P22 P23 P24
Térmico 22 1,532,680$     0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 19 991,387$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 20 990,531$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 8 938,110$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 6 874,931$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 10 19 10 0 0 0
Térmico 3 840,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 4 810,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 5 780,000$       30 30 30 30 30 30 30 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 1 763,930$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 2 761,871$       33 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 19 600,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 94 259 102 108 169 177 1 0 285 285 285 60 0 0
Térmico 23 597,041$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 100 213 213 213 213 213 213 213 100 213 213 213 100 0 0
Térmico 11 517,018$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 90 167 167 167 167 167 167 167 90 167 167 167 90 0 0
Hidráulico 22 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 99 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 189 0
Hidráulico 4 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 0 0
Hidráulico 13 421,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 21 90 148 107 114 143 146 114 0 236 236 236 104 0 0
Hidráulico 16 375,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 332 405 405 0 0 0
Hidráulico 8 370,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 4 8 0 0 0 0 0 0 0 61 0 560 12 0 0 0
Hidráulico 11 350,000$       0 0 0 0 0 0 0 25 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 127 0
Térmico 25 318,050$       100 0 0 0 0 0 0 100 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 100 0
Hidráulico 18 300,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 41 46 46 46 46 46 46 46 46 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 18 247,890$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 155 155 155 155 155 155 68
Térmico 21 190,092$       118 84 84 84 84 84 84 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 193
Térmico 17 186,026$       0 0 0 0 0 42 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Térmico 16 186,026$       0 0 0 0 0 42 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Hidráulico 15 180,000$       134 108 0 0 0 127 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134
Hidráulico 1 180,000$       248 248 237 16 130 248 236 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248
Térmico 24 180,000$       0 0 0 0 0 150 193 208 208 208 208 200 200 200 200 200 200 200 200 200 208 208 208 181
Hidráulico 2 160,000$       0 0 0 0 0 0 18 59 70 70 70 70 70 70 70 70 70 0 42 69 44 0 0 0
Hidráulico 20 159,000$       928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 717 318 654 928 928 928
Hidráulico 12 154,000$       306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306
Térmico 10 153,794$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 6 150,000$       0 0 0 0 0 0 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 66 120 120 120 78 8 0
Térmico 7 149,930$       0 0 0 220 322 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 324 324 324 323 323 323
Térmico 28 146,800$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 31 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 29 146,723$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 27 146,125$       34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 30 143,917$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 9 143,727$       151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Hidráulico 7 140,000$       16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
Hidráulico 5 138,000$       0 0 0 0 0 117 335 364 477 895 875 883 876 877 884 885 850 568 841 829 840 721 382 186
Hidráulico 21 120,000$       135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135
Hidráulico 9 120,000$       512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512
Térmico 12 113,000$       31 31 31 31 31 31 28 31 18 18 18 18 18 18 18 18 18 31 18 31 19 31 31 31
Térmico 13 112,000$       72 72 72 72 72 72 72 72 67 35 35 35 35 35 35 35 58 72 72 72 72 72 72 72
Térmico 14 111,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 15 102,000$       154 154 154 154 154 154 154 154 154 130 153 146 152 152 145 144 154 154 154 154 154 154 154 154
Hidráulico 17 85,000$         660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660
Térmico 26 36,000$         30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 29 29 29 29 29 30 30 30 30 30 30 30 30
Hidráulico 3 33,645$         540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540
Hidráulico 10 33,645$         1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1158 898 917 926 917 918 926 927 923 1092 938 951 939 992 1200 1200
Hidráulico 14 33,645$         596 570 556 546 575 600 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 600 600 600 600 600 600 600
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Los resultados se muestran de manera similar a como es visualizado el programa de despacho por 
el operador del SIN, esto es, cada fila corresponde al programa de generación obtenido para cada 
uno de los recursos de generación con que cuenta el sistema evaluado, mientras que las columnas 
contienen el nombre del recurso de generación, la oferta económica presentada y el programa de 
generación asignado por el operador para cada uno de los 24 periodos del día (P1 al P24).  
Es notable que los recursos se presentan ordenados por su oferta económica de mayor a menor, así 
es posible identificar cuáles recursos se encuentran limitados por las restricciones planteadas en el 
modelo de optimización y cuáles obedecen a criterios de mercado. Para ejemplificar esta 
visualización se presenta el anexo 3, el cual contiene un despacho de generación que no considera 
restricciones de red (despacho a nodo único) ni costos de arranque y parada en los recursos 
térmicos. En dicho anexo se puede observar que la programación de los recursos se debe puramente 
a criterios económicos, y por tanto el recurso marginal sigue la curva de demanda del sistema.  
Aunque no es el principal objetivo de esta investigación, a continuación se listan algunas 
particularidades del despacho obtenido en este caso, buscando dar claridad al lector sobre el 
comportamiento de los recursos.  
 En la tabla 7 se puede notar que aunque el recurso térmico 14 se encuentra dentro del mérito 
económico no se encuentra programado con generación para el día de análisis. En el anexo 
2 se puede observar que este recurso presenta un precio de arranque y parada elevado, 
siendo el tercer más caro entre los recursos del sistema; además de que su capacidad 
efectiva neta es de solo 70 MW. De esta manera, el optimizador decide que no es económico 
encender dicho recurso para programarlo en la disponibilidad ofertada. 
  
 Por otra parte, el recurso hidráulico 5 tiene una disponibilidad de 1000 MW, sin embargo 
en las simulaciones realizadas en esta investigación se pudo detectar que con la red de 
transmisión implementada dicho recurso no puede ser programado en este valor si el 
recurso 10 se encuentra despachado en su disponibilidad (1200 MW). Esto se debe a la 
cercanía de ambos generadores, los cuales están conectados a los nodo 21 y 22 
respectivamente, por tanto la red de transmisión implementada no puede evacuar los 2200 
MW que podrían generar dichos recursos según las disponibilidades ofertadas. Debido a 
esto, se despacha en su disponibilidad el recurso hidráulico 10 al ser más económico que el 
5, mientras que la generación de este último es limitada en función de la demanda del 
sistema. 
 
 Tal como se muestra en el anexo 2, los recursos térmicos 28, 7, 10, 16, 17 y 18 se encuentran 
cumpliendo tiempo mínimo fuera de línea, por tanto el optimizador no puede encenderlos 
hasta que dicho valor se haya cumplido, aunque se encuentren en mérito. 
 
 El caso contrario se muestra en el recurso térmico 5, el cual está cumpliendo tiempo mínimo 
de generación (TMG) y por tanto, aunque se encuentra fuera de mérito no puede ser 
apagado desde el periodo 1 por el optimizador. Sin embargo, se puede notar que este recurso 
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es programado durante los primeros siete periodos en su mínimo técnico, para 
posteriormente y dado el cumplimiento de su TMG ser apagado. 
 
 Los generadores térmicos 25 y 2 son otro caso particular, dado que aunque ya cumplieron 
su tiempo mínimo de generación, su potencia inicial hace imposible el apagado de dichos 
recursos desde el primer periodo debido a que sus rampas de salida son iguales al mínimo 
técnico de los mismos. Por esta razón, el optimizador los programa para el periodo uno en 
una potencia igual a su mínimo técnico, para posteriormente proceder a apagarlos.   
 
El comportamiento de los demás recursos en general obedece a un criterio puro de mercado. La 
tabla 8 resume las condiciones de generación para cada periodo en el despacho obtenido. 
Periodo Demanda  
[MW] 
Generación Térmica 
[MW] 
Generación 
Hidráulica [MW] 
Generación Total 
[MW] 
P1 6156.00 881.05 5,274.95 6,156.00 
P2 5,937.55 714.00 5,223.55 5,937.55 
P3 5,803.60 714.00 5,089.60 5,803.60 
P4 5,793.30 934.00 4,859.30 5,793.30 
P5 6,037.51 1,036.38 5,001.12 6,037.51 
P6 6,659.88 1,270.62 5,389.26 6,659.88 
P7 6,850.50 1,310.46 5,540.04 6,850.50 
P8 7,330.68 1,584.87 5,745.80 7,330.68 
P9 7,944.80 1,671.85 6,272.96 7,944.80 
P10 8,267.32 1,806.65 6,460.67 8,267.32 
P11 8,634.15 2,018.91 6,615.24 8,634.15 
P12 8,859.81 2,003.88 6,855.93 8,859.81 
P13 8,650.64 2,009.48 6,641.15 8,650.64 
P14 8,665.22 2,009.05 6,656.17 8,665.22 
P15 8,795.05 2,033.35 6,761.69 8,795.05 
P16 8,810.50 2,035.63 6,774.87 8,810.50 
P17 8,665.09 2,137.84 6,527.26 8,665.09 
P18 8,450.77 2,061.30 6,389.47 8,450.77 
P19 9,434.51 2,248.34 7,186.17 9,434.51 
P20 9,718.00 2,270.45 7,447.55 9,718.00 
P21 9,467.09 2,257.58 7,209.51 9,467.09 
P22 8,626.94 2,069.37 6,557.57 8,626.94 
P23 7,759.33 1,774.04 5,985.29 7,759.33 
P24 6,954.58 1,489.09 5,465.48 6,954.58 
Costo total despacho [COP]   28,120,693,152  
Tabla 8. Condiciones generales de despacho obtenido para este caso por tipo de recurso para cada periodo 
de análisis. 
Es importante aclarar que aunque el modelo de optimización y el equivalente de red son una 
aproximación de la realidad del SIN, el valor de la función objetivo encontrada en esta simulación 
presenta una cercanía con los costos operativos reales diarios del sistema eléctrico nacional. Sin 
embargo, se debe tener en cuenta que este valor se puede ver afectado y presenta variaciones día a 
día debido a muchos factores, tales como las disponibilidades y los precios ofertados por los 
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recursos de generación, indisponibilidades en el STN, variaciones de la demanda, condiciones 
técnicas de los recursos, condición inicial del modelo de despacho, entre otros.  
 
5.4 Caso 2: Despacho económico con restricciones de seguridad bajo un criterio 
Preventivo 
 
Posteriormente y después de obtener el resultado del despacho económico que no tiene en cuenta 
las restricciones de seguridad, se evalúa la confiabilidad de la red bajo el criterio preventivo N-1, 
el cual tiene como premisa que la totalidad de la demanda debe ser atendida cumpliendo las 
restricciones eléctricas y operativas de la red aun ante la ocurrencia de la contingencia cualquier 
elemento del STN. Tal como se describe en el capítulo 2, este criterio es el utilizado actualmente 
por el operador del SIN, y se puede definir como uno preventivo determinístico debido a que se 
despacha generación de seguridad ante la posibilidad de que falle cualquiera de los elementos de 
la red, uno a la vez. 
En este caso se evalúa la ocurrencia de contingencia en los activos cuya contingencia fue 
caracterizada como dominante en la tabla 6, los cuales se identificaron con los criterios detallados 
en la sección 4.2. Se puede notar que se analizará la ocurrencia de fallas en únicamente diez de los 
circuitos que conforman el STN, sin embargo, el programa de optimización desarrollado tiene la 
capacidad de evaluar las contingencias que se deseen analizar mediante la selección de un 
parámetro de entrada. No obstante, se debe tener en cuenta que aumentar el número de 
contingencias a evaluar causará un incremento en el esfuerzo computacional requerido y 
consecuentemente en el tiempo que tarda el programa de optimización en brindar una respuesta, 
tal como se mostrará al final de este capítulo. 
Las simulaciones compiladas en esta sección se realizarán bajo dos esquemas, buscando evaluar 
los dos métodos descritos en la sección 4.1.1 para el análisis de contingencias en el sistema de 
transmisión. El caso 2.1 evalúa la ocurrencia de contingencia en el SIN utilizando la matriz PTDF 
en tres dimensiones; de esta manera se envía como dato de entrada al optimizador una matriz de 
sensibilidad por cada una de las topologías que se requieren evaluar. Por otra parte, el caso 2.2 
realiza la evaluación de contingencias utilizando la matriz LODF. 
5.4.1 Caso 2.1: Despacho económico con restricciones de seguridad utilizando la matriz de 
sensibilidad PTDF de tres dimensiones  
Este caso evalúa la ocurrencia de contingencia en el SIN utilizando únicamente la matriz PTDF, la 
cual brinda información sobre el cambio de flujos de potencia activa por el STN debido a la 
potencia inyectada en los nodos del SIN. De esta manera entra como parámetro al optimizador una 
matriz PTDF que contiene la topología de cada una de las contingencias que se deseen analizar. 
El programa de generación obtenido para esta simulación se muestra en la tabla 9, la cual contienen 
la generación programada para los recursos del sistema considerando el análisis de confiabilidad 
preventivo descrito anteriormente.
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Tabla 9. Despacho programado para los recursos del SIN considerando análisis de seguridad preventivo utilizando la matriz PTDF. 
Recurso Oferta P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 P11 P12 P13 P14 P15 P16 P17 P18 P19 P20 P21 P22 P23 P24
Térmico 22 1,532,680$     0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 19 991,387$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 65 65 65 65 65 65 0 0 0
Térmico 20 990,531$       65 65 65 65 65 65 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 65 65 65 126 74 65 0 0
Térmico 8 938,110$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 6 874,931$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 3 840,000$       30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 55 30 30 43 30 30 30 40 55 55 30 30 30
Térmico 4 810,000$       30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 51 60 53 56 60 30 30 30 60 60 60 30 30 30
Térmico 5 780,000$       55 43 58 30 30 30 30 30 30 38 66 66 66 66 66 46 30 30 66 66 66 30 0 0
Térmico 1 763,930$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 2 761,871$       50 33 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 19 600,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 76 164 285 175 181 241 248 0 0 275 285 280 64 0 0
Térmico 23 597,041$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 100 213 213 213 213 213 213 204 100 213 213 213 100 0 0
Térmico 11 517,018$       0 0 0 0 0 0 0 0 90 167 167 167 167 167 167 167 156 90 147 167 145 90 0 0
Hidráulico 22 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 129 255 255 255 255 255 255 255 255 255 244 255 255 255 255 235 0
Hidráulico 4 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 99 99 99 99 99 99 99 99 99 0 99 99 99 99 0 0
Hidráulico 13 421,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 21 236 236 236 236 236 236 236 0 236 236 236 112 0 0
Hidráulico 16 375,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 405 0 0 0 0
Hidráulico 8 370,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 67 0 0 0 0 0 89 76 26 75 0 0 0
Hidráulico 11 350,000$       0 0 0 0 0 0 0 34 153 170 92 170 104 111 141 144 147 170 170 170 170 170 115 0
Térmico 25 318,050$       100 0 0 0 0 0 0 100 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 100 0
Hidráulico 18 300,000$       0 0 0 0 0 0 0 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 0 46 46 46 0 0 0
Térmico 18 247,890$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 155 155 155 155 155 155 68
Térmico 21 190,092$       84 84 84 84 84 84 172 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 167
Térmico 17 186,026$       0 0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Térmico 16 186,026$       0 0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Hidráulico 15 180,000$       0 0 0 0 0 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134
Hidráulico 1 180,000$       240 174 72 0 0 217 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248
Térmico 24 180,000$       0 0 0 0 0 150 162 208 208 208 208 200 200 200 200 200 200 200 200 200 208 208 208 162
Hidráulico 2 160,000$       0 0 0 0 0 0 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 16 70 70 70 39 0 0
Hidráulico 20 159,000$       928 928 928 802 919 928 928 928 928 928 928 871 928 928 928 928 928 928 928 740 928 928 928 928
Hidráulico 12 154,000$       306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306
Térmico 10 153,794$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 6 150,000$       0 0 0 0 0 0 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 72 6
Térmico 7 149,930$       0 0 0 220 322 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 324 324 324 323 323 323
Térmico 28 146,800$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 31 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 29 146,723$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 27 146,125$       34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 30 143,917$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 9 143,727$       151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Hidráulico 7 140,000$       16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
Hidráulico 5 138,000$       0 0 0 0 0 107 173 204 367 354 246 225 244 242 231 230 177 180 209 397 208 202 153 147
Hidráulico 21 120,000$       135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135
Hidráulico 9 120,000$       512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512
Térmico 12 113,000$       18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 31 31 31 31 31 31 31 18
Térmico 13 112,000$       69 41 43 46 46 35 35 35 35 35 35 36 35 35 35 35 72 72 72 72 72 72 72 35
Térmico 14 111,000$       35 70 72 72 72 43 35 35 35 60 60 72 61 63 66 66 72 72 72 72 72 72 72 69
Térmico 15 102,000$       154 154 154 154 154 154 148 141 148 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154
Hidráulico 17 85,000$         660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660
Térmico 26 36,000$         30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 29 29 29 29 29 30 30 30 30 30 30 30 30
Hidráulico 3 33,645$         540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540
Hidráulico 10 33,645$         1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1107 1111 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1022 1200 1190 1200 1200
Hidráulico 14 33,645$         585 556 538 530 556 600 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 600 600 600 600 600 600 600
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Al comparar el despacho mostrado en la tabla 9 con respecto al despacho obtenido en el caso 1 
(tabla 7), se puede notar que considerar el análisis de seguridad preventivo obliga al sistema a 
encender recursos costosos que de otra manera permanecen apagados. Este es el caso de los 
térmicos 3, 4 y 5, los cuales se encienden desde el primer periodo de operación debido al análisis 
de seguridad evaluado. Igualmente se puede notar que el modelo de optimización programa los 
recursos térmicos 19 y 20 para abastecer la demanda de las horas picos de manera segura; dichos 
generadores presentan dos de las tres ofertas más costosas para el día de operación simulado.  
Además, en este caso el optimizador asume el costo de arranque y parada del térmico 14 y lo 
programa para todo el día de operación, lo que no sucedía en el caso 1. 
A diferencia del caso 1, en esta sección no se listará de manera detallada las particularidades del 
despacho obtenido, ya que considerando que las condiciones iniciales del modelo de optimización 
son iguales para todos los casos, se puede concluir que los movimientos en los recursos de 
generación que no se hayan detallado en dicho caso (sección 5.3), se deben exclusivamente a la 
inclusión del criterio de seguridad preventivo. 
La tabla 10 resume las condiciones de generación para cada periodo en el despacho que considera 
análisis de seguridad preventivo. 
Periodo Demanda 
[MW] 
Generación Térmica 
[MW] 
Generación 
Hidráulica [MW] 
Generación Total 
[MW] 
P1 6,156.00 1,033.56 5,122.44 6,156.00 
P2 5,937.55 911.08 5,026.48 5,937.55 
P3 5,803.60 897.40 4,906.20 5,803.60 
P4 5,793.30 1,091.97 4,701.33 5,793.30 
P5 6,037.51 1,194.31 4,843.20 6,037.51 
P6 6,659.88 1,305.10 5,354.78 6,659.88 
P7 6,850.50 1,408.95 5,441.55 6,850.50 
P8 7,330.68 1,647.30 5,683.37 7,330.68 
P9 7,944.80 1,849.13 6,095.68 7,944.80 
P10 8,267.32 2,065.88 6,201.44 8,267.32 
P11 8,634.15 2,227.23 6,406.92 8,634.15 
P12 8,859.81 2,264.98 6,594.83 8,859.81 
P13 8,650.64 2,222.23 6,428.41 8,650.64 
P14 8,665.22 2,226.03 6,439.19 8,665.22 
P15 8,795.05 2,277.42 6,517.63 8,795.05 
P16 8,810.50 2,282.84 6,527.66 8,810.50 
P17 8,665.09 2,436.42 6,228.67 8,665.09 
P18 8,450.77 2,353.30 6,097.47 8,450.77 
P19 9,434.51 2,599.36 6,835.16 9,434.51 
P20 9,718.00 2,696.26 7,021.74 9,718.00 
P21 9,467.09 2,629.36 6,837.73 9,467.09 
P22 8,626.94 2,296.37 6,330.57 8,626.94 
P23 7,759.33 1,905.66 5,853.67 7,759.33 
P24 6,954.58 1,523.12 5,431.46 6,954.58 
Costo total despacho [COP] 31,016,578,171 
Tabla 10. Condiciones generales del despacho obtenido en este caso por tipo de recurso para cada periodo 
de análisis. 
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Al comparar la tabla 10 con la tabla 8, se puede notar que implementar el análisis de confiabilidad 
en el SIN incrementa los costos del despacho de los recursos de generación. Este aumento en el 
valor de la función objetivo se debe a la generación de seguridad despachada debido a la inclusión 
del criterio de seguridad N-1 en la red, el cual asegura que con el despacho obtenido se supla la 
totalidad de la demanda, cumpliendo las restricciones eléctricas y operativas, aún ante la 
contingencia de cualquier activo del STN.  
El valor de la generación de seguridad despachada está representado por el aumento del costo del 
programa de generación obtenido en este caso, con respecto al obtenido en el caso 1, y es de 
2,895,885,018 COP.  
Teniendo en cuenta que las condiciones iniciales del despacho, las características técnicas, las 
disponibilidades y las ofertas económicas de los recursos de generación son iguales para todas las 
simulaciones realizadas en este capítulo, el costo de generación de seguridad obtenido en este caso 
es un indicativo apropiado para realizar un análisis comparativo del impacto económico del manejo 
de las restricciones ligadas al análisis de seguridad ejecutado en el SIN, dado que éste únicamente 
puede variar debido a la inclusión en el modelo de las restricciones que corresponden a la 
ocurrencia de contingencia en los activos del STN bajo el criterio N-1.  
 
5.4.2 Caso 2.2: Despacho económico con restricciones de seguridad utilizando la matriz de 
sensibilidad LODF 
En este caso se realiza la evaluación de las contingencias utilizando la matriz LODF, la cual brinda 
la sensibilidad del cambio de flujo de potencia activa por los elementos de transmisión dado la falla 
en otros. En este caso se envía al optimizador una matriz LODF de 212 filas por 10 columnas, las 
cuales corresponden a cada uno de los circuitos que componen el sistema supervisado (todos los 
activos del STN) y a los activos analizados bajo falla (los activos sombreados en la tabla 6) 
respectivamente. Además de esto, se debe enviar una matriz PTDF de únicamente dos dimensiones 
(cardinalidad de k igual a 1), la cual no considera contingencias en la red (STN completo). 
Es importante mencionar que las matrices de sensibilidad PTDF y LODF fueron construidas por 
un algoritmo desarrollado en MATLAB por el autor de esta tesis mediante la aplicación de las 
ecuaciones descritas en la sección 4.1.1, sin embargo, la integralidad de dicha información fue 
verificada fuera del proceso de simulaciones utilizando el toolbox Matpower de MATLAB [56]. 
La tabla 11 muestra el programa de generación obtenido bajo esta metodología. En dicha tabla se 
puede notar por ejemplo que a diferencia del despacho presentado para los casos anteriores, el 
recurso hidráulico 5 no se encuentra programado en ningún periodo con una generación mayor a 
cero, aunque se encuentre dentro del mérito económico. Además, comparando el despacho 
obtenido en este caso con respecto al despacho mostrado en la tabla 9, es notable que los recursos 
térmicos 19 y 20 se programan con una potencia mayor para los periodos de hora pico (P19 y P20), 
además de que el recurso térmico 19 empieza a generar cuatro periodos antes en este caso. 
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Tabla 11. Despacho programado para los recursos del SIN considerando análisis de seguridad preventivo utilizando la matriz LODF. 
Recurso Oferta P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 P11 P12 P13 P14 P15 P16 P17 P18 P19 P20 P21 P22 P23 P24
Térmico 22 1,532,680$     0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 19 991,387$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 65 65 65 65 65 65 65 133 138 65 0 0 0
Térmico 20 990,531$       65 65 65 65 65 65 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 65 65 157 157 157 65 0 0
Térmico 8 938,110$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 6 874,931$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 10 42 10 0 0 0
Térmico 3 840,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 4 810,000$       30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 60 30 30 30 30 30 30 60 60 60 30 30 30
Térmico 5 780,000$       52 30 30 30 30 30 30 30 30 30 57 66 30 30 55 62 30 30 66 66 66 30 0 0
Térmico 1 763,930$       33 33 33 33 33 33 33 33 33 33 50 50 33 33 50 50 33 33 50 50 50 33 33 33
Térmico 2 761,871$       50 43 33 33 33 33 33 33 33 33 50 50 37 43 50 50 33 33 50 50 50 33 0 0
Hidráulico 19 600,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 132 285 285 285 285 285 285 165 0 285 285 285 160 0 0
Térmico 23 597,041$       0 0 0 0 0 0 0 0 100 213 213 213 213 213 213 213 213 100 213 213 213 100 0 0
Térmico 11 517,018$       0 0 0 0 0 0 0 0 90 90 167 167 167 167 167 167 90 90 167 167 167 90 0 0
Hidráulico 22 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 133 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 0
Hidráulico 4 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 36 0
Hidráulico 13 421,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 173 236 236 236 236 236 236 236 236 52 115 29 73 236 0 0
Hidráulico 16 375,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 158 0 0 0 0 0 0 0 405 190 0 0 0
Hidráulico 8 370,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 38 43 35 107 305 560 560 0 0 0
Hidráulico 11 350,000$       0 0 0 0 0 0 0 89 88 84 147 170 162 170 170 170 170 170 170 170 170 132 161 0
Térmico 25 318,050$       100 0 0 0 0 0 100 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 100
Hidráulico 18 300,000$       0 0 0 0 0 0 0 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 0 0 0 0 8 0 0
Térmico 18 247,890$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 155 155 155 155 155 155 68
Térmico 21 190,092$       147 88 84 84 84 106 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264
Térmico 17 186,026$       0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Térmico 16 186,026$       0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Hidráulico 15 180,000$       134 134 55 0 0 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134
Hidráulico 1 180,000$       248 248 225 57 17 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248
Térmico 24 180,000$       0 0 0 0 150 210 190 208 208 208 208 200 200 200 200 200 200 200 200 200 208 208 208 208
Hidráulico 2 160,000$       0 0 0 0 0 0 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 49 0 0 0 69 0 0
Hidráulico 20 159,000$       928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 863 928 928 928 928 928 928 928 545 625 928 928 899
Hidráulico 12 154,000$       306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306
Térmico 10 153,794$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 6 150,000$       0 0 0 0 0 12 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 82 108 76 120 106 37
Térmico 7 149,930$       0 0 0 220 322 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 324 324 324 323 323 323
Térmico 28 146,800$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 31 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 29 146,723$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 27 146,125$       34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 30 143,917$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 9 143,727$       151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Hidráulico 7 140,000$       16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
Hidráulico 5 138,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 21 120,000$       135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135
Hidráulico 9 120,000$       512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512
Térmico 12 113,000$       18 18 18 18 18 18 18 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 18
Térmico 13 112,000$       35 35 35 35 35 35 35 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 35
Térmico 14 111,000$       0 0 0 0 0 0 35 70 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 44
Térmico 15 102,000$       50 50 50 50 50 59 76 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154
Hidráulico 17 85,000$         660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660
Térmico 26 36,000$         30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 29 29 29 29 29 30 30 30 30 30 30 30 30
Hidráulico 3 33,645$         540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540
Hidráulico 10 33,645$         1177 1168 1162 1165 1179 1200 1182 1108 1137 1155 1168 1182 1170 1171 1182 1183 1175 1130 1194 1179 1194 1137 1108 1124
Hidráulico 14 33,645$         577 556 544 534 552 600 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 600 600 600 600 600 600 600
51 
 
La tabla 12 recoge de manera general las condiciones de operación para el despacho obtenido en 
este caso, el cual es mostrado en la tabla 11 
Periodo Demanda  
[MW] 
Generación Térmica 
[MW] 
Generación 
Hidráulica [MW] 
Generación Total 
[MW] 
P1 6156.00 923.63 5,232.37 6,156.00 
P2 5,937.55 734.96 5,202.59 5,937.55 
P3 5,803.60 721.00 5,082.60 5,803.60 
P4 5,793.30 941.00 4,852.30 5,793.30 
P5 6,037.51 1,193.39 4,844.12 6,037.51 
P6 6,659.88 1369.05 5,290.83 6,659.88 
P7 6,850.50 1,599.71 5,250.79 6,850.50 
P8 7,330.68 1,885.88 5,444.80 7,330.68 
P9 7,944.80 2,078.11 5,866.69 7,944.80 
P10 8,267.32 2,191.23 6,076.09 8,267.32 
P11 8,634.15 2,329.14 6,305.01 8,634.15 
P12 8,859.81 2,424.46 6,435.35 8,859.81 
P13 8,650.64 2,328.61 6,322.03 8,650.64 
P14 8,665.22 2,334.29 6,330.93 8,665.22 
P15 8,795.05 2,414.88 6,380.17 8,795.05 
P16 8,810.50 2,424.34 6,386.16 8,810.50 
P17 8,665.09 2,415.38 6,249.71 8,665.09 
P18 8,450.77 2,389.30 6,061.47 8,450.77 
P19 9,434.51 2,849.79 6,584.72 9,434.51 
P20 9,718.00 2,886.97 6,785.94 9,718.00 
P21 9,467.09 2,789.69 6,677.40 9,467.09 
P22 8,626.94 2,332.37 6,294.57 8,626.94 
P23 7,759.33 2,014.04 5,745.29 7,759.33 
P24 6,954.58 1,743.29 5,211.29 6,954.58 
Costo total despacho [COP]   33,019,563,147  
Tabla 12. Condiciones generales del despacho obtenido en este caso por tipo de recurso para cada periodo 
de análisis. 
Es notable que en este caso el costo se incrementó en 2,002,984,976 COP con respecto a la tabla 
10, es decir, la metodología que evalúa el despacho económico con la matriz LODF presenta 
sobrecostos del 6.46% con respecto a la metodología presentada en el caso 2.1. Además, en este 
caso se presenta un racionamiento de 45 MW en el nodo 17 durante el periodo 20, lo que 
corresponde a dejar de atender aproximadamente el 53% de la demanda de dicha barra durante ese 
periodo.  
Realizando un análisis a las simulaciones realizadas en este caso, se puede notar que la diferencia 
económica se debe a la evaluación de contingencia en las líneas Guavio – Tunal 1 y Chivor – Torca 
1, aunque el desabastecimiento de la demanda se presenta únicamente dado la ocurrencia de 
contingencia en el primer activo mencionado. El aumento de carga en el SIN del periodo 20 con 
respecto al 19 es de 400 MW, mientras que en el nodo 17 es de únicamente 5 MW, esto permite 
concluir que la demanda no atendida se debe al aumento de demanda en todos los nodos cercanos 
al 17 y no únicamente al aumento en la demanda de dicha barra. 
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Comparando los resultados obtenidos en los casos 2.1 y 2.2 se puede concluir que para el sistema 
implementado en esta tesis resulta mejor evaluar la contingencia utilizando únicamente los PTDFs 
y añadiendo a estos una tercera dimensión asociada a las topologías bajo contingencia, ya que el 
programa de generación obtenido mediante la aplicación de los PTDFs en conjunto con los LODFs 
es más costoso, además de que genera racionamiento en la red. En esta investigación se evalúa el 
porqué de esta situación, ya que no es un objetivo de la tesis desarrollada, sin embargo esto se 
propone en el capítulo 6 como trabajo futuro a desarrollar.   
Por esta razón, para realizar comparaciones económicas del caso que considera restricciones de 
seguridad bajo un criterio preventivo, en adelante se utilizará la función objetivo hallada en la 
sección 5.4.1 y mostrada en la tabla 10.  
En el planeamiento operativo del sistema interconectado nacional se utiliza un procedimiento 
similar para el cálculo y análisis del costo de las restricciones asociadas al criterio de seguridad. 
Inicialmente el operador obtiene un programa de generación mediante un modelo de optimización 
que busca cumplir las restricciones eléctricas del sistema y las características técnicas de los 
recursos de generación, sin embargo no se incluye el criterio de confiabilidad de la red, lo que da 
como resultado un despacho equivalente al primero que se realizó en este documento y el cual se 
presenta en las tablas 7 y 8.  
Posteriormente y con el programa de generación obtenido se realiza un análisis eléctrico mediante 
el uso de diferentes herramientas computacionales. Dicho análisis busca verificar que el sistema 
eléctrico se mantenga operando y abasteciendo la totalidad de la demanda ante la ocurrencia de las 
N-1 contingencias evaluadas, asegurando estabilidad de tensión, de frecuencia, y que no se presente 
sobrecarga en los activos de transmisión.  
Después de que el análisis eléctrico mencionado es realizado, el operador toma decisiones basado 
en los resultados obtenidos y en su experticia para incluir restricciones adicionales y así modificar 
el primer programa de generación obtenido. El programa de generación modificado cumple con el 
criterio de seguridad N-1, sin embargo y tal cómo se describe, no resulta únicamente de un proceso 
de optimización, sino además de un análisis eléctrico.  
Es notable entonces que aunque XM realiza un análisis de seguridad bajo un criterio preventivo, 
éste no se encuentra inmerso en el modelo de optimización ejecutado por el CND para realizar la 
programación de los recursos de generación. Esto conlleva a que el despacho final que cumple con 
el criterio de confiabilidad N-1 brindado por el operador del SIN puede conducir a puntos de 
operación que si bien son seguros, no garantizan ser óptimos.  
El programa de generación obtenido en este documento y que incluye el análisis de seguridad N-1 
preventivo es derivado de la solución de un problema puro de optimización, lo que garantiza que 
la respuesta obtenida es la mejor que se puede alcanzar bajo las condiciones previstas en el SIN.  
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5.5 Caso 3: Despacho económico con restricciones de seguridad bajo un criterio 
Preventivo – Correctivo 
 
Este caso resulta el más extenso, dado que contiene un seguimiento al paso a paso de la metodología 
propuesta, la cual busca brindar como resultado un programa de generación que incluya en el STN 
un análisis de seguridad Preventivo – Correctivo, el cual considere como variables de decisión la 
probabilidad y la severidad de que se presente contingencia en cada circuito de transmisión.  
Para esto se seguirán los pasos mostrados en el flujograma contenido en la figura 7, detallando para 
cada uno de estos las consideraciones realizadas, el desarrollo del análisis propuesto y los 
resultados obtenidos.  
Es importante mencionar que durante las simulaciones llevadas a cabo en este caso, al igual que en 
el caso 2, se utilizaron los dos métodos descritos en la sección 4.1.1 (PTDFs y LODFs) para evaluar 
la ocurrencia de contingencias durante la programación de los recursos de generación. Sin embargo 
en esta sección se presenta una única respuesta ya que el despacho obtenido con ambas 
metodologías fue exactamente igual, distando únicamente en el tiempo computacional que tardan 
los algoritmos en dar una respuesta, el cual como se mostrará más adelante, es menor para el 
programa de optimización que implementa los LODF. 
Finalmente se muestra el programa de generación que cumple con el criterio de seguridad N-1 
Preventivo – Correctivo. Además se presentan algunas ventajas económicas y en tiempo 
computacional evidenciadas en esta investigación. 
5.5.1 Análisis Eléctrico 
Tal como se puede apreciar en el flujograma propuesto, después de obtener el programa de 
generación bajo el modelamiento del despacho económico que no considera análisis de seguridad 
(caso 1), se procede a realizar el análisis eléctrico en la red buscando identificar la severidad en el 
SIN de la ocurrencia de cada una de las contingencias analizadas. Este procedimiento será realizado 
mediante la ejecución de flujos de carga DC. Se debe tener claro que esta metodología permite 
hacer análisis y obtener respuestas validas sobre el flujo de potencia activa en los sistemas 
eléctricos; sin embargo, dicha técnica fija los voltajes en los nodos, por lo que no es posible realizar 
análisis de estabilidad de voltaje.  
Debido a que se quiere analizar la severidad de cada contingencia dado la cargabilidad que su 
ocurrencia causa en los activos de transmisión, la herramienta mencionada es adecuada y los 
resultados obtenidos son suficientes para brindar conclusiones apropiadas. El flujo de carga DC se 
ejecutará con el toolbox MatPower del software MATLAB®, para el cual se construyó durante esta 
investigación una red equivalente al Sistema Interconectado Nacional con las mismas 
características descritas en la sección 5.1.  
El flujo DC es controlado por un código desarrollado durante esta investigación, el cual se encarga 
de simular en MatPower cada una de las 10 contingencias en el sistema y de evaluar para cada uno 
de los 24 periodos el flujo de potencia por los 212 circuitos de transmisión con que cuenta la red 
analizada. Por tanto, el código desarrollado se encarga de evaluar 240 flujos de carga (10 
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contingencias, 24 periodos) y de analizar para cada uno de estos, el flujo de potencia activa por 
cada elemento del STN teniendo en cuenta el programa de generación mostrado en el caso 1 de  
este capítulo. 
Para determinar la severidad de cada contingencia según la sobrecarga que ésta causa en los activos 
de transmisión, se limita el flujo de potencia por el STN mediante la definición de dos factores, los 
cuales se describirán a continuación:  
 El primero se define como un límite de carga segura de los elementos de transmisión (limC). 
Si por cada elemento fluye una potencia menor a este límite aun después de ocurrir la 
contingencia analizada, se considera que los activos no presenta ningún riesgo en su 
operación y por tanto esta no es severa. La contingencia en este caso no debería ser 
considerada en el modelo de optimización que define el despacho de los recursos. 
 
 El segundo se define como un límite de sobrecarga correctiva para los activos de 
transmisión (limSC-C). Si por cada activo fluye una potencia que se encuentra entre este 
límite y el definido anteriormente como limC, se asume que el elemento puede soportar 
durante un tiempo determinado este nivel de carga sin presentar riesgo para la operación 
del SIN, ni para él mismo. Este tiempo es el que se le brinda al operador para que realice 
acciones correctivas con el objetivo de limitar de nuevo el flujo de potencia a un valor por 
debajo del limC. 
 
Buscando brindar claridad sobre la definición de la severidad de cada contingencia según la 
cargabilidad de los elementos del STN, se presenta la tabla 13. 
Flujo de potencia por los 
activos del STN (f) 
Severidad de la contingencia Trato que se le debe dar a la 
contingencia analizada 
f  < limC Nula No se debe considerar 
limC < f < limSC-C Media Evaluar según su probabilidad 
f  > limSC-C Alta Contingencia Preventiva 
Tabla 13. Consideración que se dará a las contingencias según la sobrecarga que causen en el STN. 
De la tabla 13 se puede concluir que toda contingencia que cause un flujo de potencia por alguno 
de los activos del STN mayor al denominado limSC-C, será tratada como preventiva dada su 
severidad, sin importar la probabilidad de ocurrencia que tenga.  
Por otra parte, el análisis probabilístico sí ayudará a definir el manejo que se dará a las 
contingencias que presenten una severidad media. Si su probabilidad de ocurrencia se puede 
considerar baja, la contingencia se tratará como una correctiva, dado que como se explicó 
anteriormente, se considera que los activos del STN tienen la capacidad de soportar este nivel de 
sobrecarga por un tiempo determinado. Si en cambio, alguna contingencia con severidad media es 
identificada como de alta probabilidad de ocurrencia, ésta será tratada como preventiva, buscando 
evitar sobrecargas en el STN ante la ocurrencia de falla en el elemento analizado. 
Se debe tener en cuenta que para cada contingencia, se evalúa el flujo por cada línea en cada 
periodo. Si en alguno de los 24 periodos, cualquiera de los 212 activos de transmisión presenta un 
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flujo de potencia mayor a su limSC-C, la contingencia debe considerarse preventiva e ingresará 
como restricción al modelo de optimización.  
Es importante resaltar que para que una contingencia sea considerada con una severidad Media o 
Alta y por ende sea caracterizada en el análisis eléctrico efectuado, el flujo pos-contingencia de los 
activos de transmisión además de ser mayor al limC deberá ser mayor a su flujo pre-falla en al 
menos 1 MW. De esta manera se busca garantizar que la severidad determinada para cada 
contingencia se deba a la cargabilidad que causa la misma en los activos del STN, y no a la 
cargabilidad dada por el despacho base analizado; es decir, para caracterizar la severidad de la 
ocurrencia de cada contingencia solo se tienen en cuenta aquellos elementos de transmisión en los 
cuales el flujo de potencia activa aumente en al menos 1 MW dado la ocurrencia de dicha falla con 
respecto a un flujo de carga sin considerar contingencias (STN completo). 
5.5.1.1 Definición de los límites de sobrecarga en el STN 
Se debe de tener claro que los límites propuestos en esta investigación y que buscan ser definidos 
en este aparte del documento, son valores que dependen de cada elemento del STN; por ende, cada 
circuito tendrá sus propios factores. La definición de dichos límites estará dada por la 
multiplicación entre la potencia de diseño de cada elemento de transmisión y una constante, la cual 
buscará limitar el flujo de potencia por el STN dado criterios manejados por XM. La constante será 
igual para todos los elementos, por tanto, la variación entre los límites establecidos para el conjunto 
de activos del STN estará dada por la diferencia en los valores de potencia para los que fueron 
diseñados cada uno de estos.  
Dado que los circuitos eléctricos cuentan con una potencia límite, para la cual el fabricante asegura 
la operación del mismo sin ningún riesgo, en principio es lógico definir el factor limC como la 
totalidad de dicha potencia. Además, debido a la capacidad de los activos de transmisión de 
soportar un nivel de sobrecarga por un umbral de tiempo sin presentar mayores riesgos, se podría 
definir el limSC-C en un valor por encima del 100% de su capacidad.  
Sin embargo y en procura de acercar los análisis realizados a la realidad operativa del SIN, en este 
caso se utilizará una metodología diferente para definir los factores mencionados, la cual se 
explicará en esta sección.   
XM en su labor de operación diaria de la red eléctrica nacional, y dado los análisis eléctricos 
realizados en el proceso de despacho económico de los recursos que conforman el SIN y la 
experticia adquirida, ha precisado un conjunto de cortes eléctricos para diferentes elementos del 
STN. Un corte se define como la máxima transferencia de potencia permitida a través de un grupo 
de elementos del SIN [63][64], y son delimitados por el operador de red para garantizar que ante 
la ocurrencia de una contingencia en el sistema no se presente demanda no atendida, se mantenga 
la estabilidad de voltaje en las diferentes zonas operativas del país y se asegure que los elementos 
del STN no se sobrecarguen.  
Las causas que definen los cortes y el conjunto total de estos son información privada de XM, sin 
embargo y gracias a documentos públicos se han dado a conocer algunos de estos valores, lo que 
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permitirá dar un manejo diferente a los límites de sobrecarga que se buscan definir en esta 
investigación, buscando acercar los resultados obtenidos a la realidad operativa del SIN. 
El intercambio de potencia entre el área Caribe y el interior del país se realiza principalmente a 
través de los circuitos Porce III – Cerromatoso 500 kV, Primavera – Cerromatoso 500 kV y Ocaña 
– Copey 500 kV. Para garantizar el soporte de tensión en el área caribe aun cuando ocurra una 
contingencia en uno de los circuitos mencionados, el corte definido por XM entre estas áreas se 
limita a 1,500 MW [2], tal como se muestra en la figura 10. 
Sin embargo, las capacidad de potencia de los circuitos mencionados, en la base de datos construida 
por el grupo de investigación, y con la cual se ejecuta el problema de optimización que brinda el 
despacho de los recursos de generación y el análisis eléctrico con el que se caracterizará la 
severidad de cada falla, presenta los siguientes datos: 
Circuito Capacidad de Transmisión [MW] 
Porce III – Cerromatoso 500 kV 1,650 
Primavera – Cerromatoso 500 kV 2,165 
Ocaña – Copey 500 kV 1,650 
Tabla 14. Capacidad de transmisión en los circuitos que interconectan el interior del país y el área caribe. 
 
Figura 10. Corte manejado por XM S.A. E.S.P. entre el interior del país y el área de Caribe. 
Se puede notar entonces que mientras en la base de datos manejada para esta investigación el límite 
de transferencia de potencia entre el interior del país y el área caribe es de 5,465 MW, dado por la 
suma de la capacidad de los tres circuitos mencionados, para el operador esta interconexión 
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presenta un corte de 1,500 MW, es decir, aproximadamente el 27% de la capacidad total de los 
elementos. 
Otro corte del cual se pudo obtener información en [65] es el del circuito Primavera – Bacatá 500 
kV. En la base de datos con que se cuenta, la capacidad de esta línea de transmisión es de 1,650 
MW, sin embargo, para este caso el operador de red limita actualmente su flujo de potencia a 720 
MW, y a partir de la entrada de la subestación Nueva Esperanza este corte será limitado a 900 MW, 
lo que representa el 44% y el 54% de la capacidad de este elemento respectivamente. 
Tal como se puede observar en los ejemplos mostrados anteriormente, cada uno de los cortes 
definidos por XM es diferente y presenta una variación porcentual con respecto a su capacidad 
máxima. Por tanto es imposible definir un solo valor porcentual que represente exactamente todos 
los cortes modelados en el SIN, además de que el conjunto total de cortes no es conocido. 
Dado esto, para establecer la capacidad de transferencia de potencia por los activos del STN 
mediante los límites que se buscan definir para el análisis eléctrico que se realizará en esta 
investigación, se eligió el corte mostrado en la figura 10 como el corte base, el cual se presume es 
uno de los más severos del SIN.   
Para definir el límite de carga del STN durante operación normal (limC), se eligió para cada activo 
un valor correspondiente al 50% de su capacidad nominal, lo que corresponde a aproximadamente 
el doble del valor porcentual hallado en el corte base.  
El límite de sobrecarga correctiva (limSC-C) se definió como un valor de aproximadamente tres 
veces el valor porcentual hallado en el corte base, lo que corresponde a un 75% de la capacidad 
nominal de cada activo del STN. 
Estos valores hallados pueden presentar un caso no tan severo si se compara con algunos cortes 
que tiene en cuenta el operador de red en el análisis eléctrico que realiza día a día (véase el corte 
mostrado en la figura 10), sin embargo, dado que en las simulaciones desarrolladas en este caso se 
cuenta únicamente con los activos de transmisión que estén conectados a una tensión mayor o igual 
a 220 kV, el caso se restringe y puede ser un equivalente al análisis eléctrico realizado por XM.  
5.5.1.2 Resultado del Análisis Eléctrico realizado basado en la cargabilidad del STN 
Tal como se mencionó anteriormente, el análisis eléctrico que se desarrolló para esta investigación 
evalúa la severidad de la ocurrencia de cada una de las contingencias identificadas como 
dominantes, dado la cargabilidad en los elementos del STN. Para esto, se ejecuta un flujo de carga 
DC para cada una de las 10 contingencias, evaluando cada uno de los 24 periodos con las 
condiciones de demanda y con el programa de generación asignado, el flujo de carga por los activos 
de transmisión de la red; según la cargabilidad de dichos activos se clasifica la severidad de la 
contingencia tal como se muestra en la tabla 13. 
Las condiciones de generación con que se ejecuta el flujo DC para cada uno de los 24 periodos son 
dados por el programa de generación obtenido en el caso 1, el cual es mostrado en la tabla 7.  
Buscando garantizar que la severidad de las contingencias sean evaluadas según el programa de 
generación obtenido inicialmente, y que además no se presente eventos de demanda no atendida 
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en el SIN, se le proporciona al código que realiza el análisis eléctrico la capacidad de comparar 
para cada flujo de carga si la generación cambia con respecto al despacho programado, o si en 
algún nodo se está dejando de inyectar parcial o totalmente la potencia requerida. Si se identifica 
la ocurrencia de alguna de estas problemáticas, el programa se detiene y lo notifica al usuario. 
Considerando los conceptos mencionados a lo largo de esta subsección, se ejecuta el análisis 
eléctrico para las contingencias dominantes mostradas en la tabla 6, los resultados obtenidos se 
muestran a continuación: 
Línea 
Número 
Nombre Línea Transmisión Tensión 
[kV] 
Capacidad 
Transmisión [MW] 
Severidad según  
sobrecarga del STN 
9 Páez – San Bernandino 220 304 Media 
40 Guavio – Tunal 1 220 365 Media 
48 Chivor – Tocar 1 220 365 Media 
66 San Marcos – Virginia 500 1,732 Media 
93 Bacata – Primavera 1 500 1,649 Alta 
181 Bolívar – Copey 1 500 1,649 Media 
157 Chinu – Sabanalarga 2 500 2,056 Media 
60 Cartago – La Virginia 1 220 375 Media 
172 Transformador Ocaña 500/230 360 Alta 
173 Copey – Ocaña 1 500 1,650 Media 
Tabla 15. Severidad identificada en el análisis eléctrico para la contingencia de cada activo. 
Según el análisis eléctrico ejecutado y los resultados obtenidos, los cuales se recopilan en la tabla 
15, la ocurrencia en el STN de la mayoría de las contingencias identificadas como dominantes 
presentan una severidad media. Por tanto, el manejo que se le dará a cada una de estas (Preventivo 
o Correctivo) se definirá por los resultados del análisis probabilístico.  
Sin embargo, se debe considerar especialmente la línea Bacata – Primavera 1 500 kV y el 
transformador Ocaña 500/230 kV, teniendo en cuenta que debido a la falla en estos dos elementos 
algunos de los activos del STN presentan flujos de potencia mayor al límite definido como limSC-
C. La ocurrencia de las contingencias mencionadas presenta entonces una severidad alta, por tanto, 
sin importar la probabilidad de ocurrencia de la falla en dichos elementos, estos deben ingresar al 
análisis de seguridad bajo un criterio preventivo y deben entrar como restricciones al modelo de 
optimización final (ver figura 7). 
En el análisis eléctrico se puede identificar también que ante la ocurrencia de las contingencias 
analizadas, muy pocos de los 212 elementos que conforman el STN presenta un flujo de potencia 
mayor o igual al 100% de su capacidad, incluso evaluando la salida de más de un activo a la vez. 
Teniendo en cuenta esto, vale la pena resaltar que el STN ha sido planeado y construido con 
criterios rigurosos de seguridad y confiabilidad, al tener circuitos de transmisión con grandes 
capacidades y al presentarse ampliamente enmallado, lo que permite que ante la contingencia en 
un activo se redistribuyan los flujos fácilmente y se asegure la atención de la totalidad de la 
demanda sin sobrecargar los circuitos de transmisión.  
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5.5.2 Análisis Probabilístico 
Los sistemas eléctricos de potencia presentan un comportamiento estocástico, dado que no se puede 
predecir con certeza las condiciones de la demanda, ni el cómo y cuándo fallarán los diferentes 
elementos que lo conforman. Además, la tendencia a integrar en la red diferentes tecnologías de 
generación (fotovoltaica, eólica, undimotriz), para las cuales su recurso energético primario se 
presenta en el medio con un comportamiento estocástico, causará que las condiciones operativas 
de las redes eléctricas sean cada vez más aleatorias [66][67]. Dado esto, el análisis de este tipo de 
sistemas se debe basar en métodos probabilísticos, los cuales tienen la capacidad de considerar y 
evaluar este tipo de comportamiento.  
Para evaluar las probabilidades de falla de los activos de transmisión, en la literatura científica se 
utiliza comúnmente el modelo de Poisson [68], dado que esta distribución brinda la posibilidad de 
identificar la probabilidad de falla del circuito en un periodo de tiempo arbitrario, los cuales pueden 
ser una hora, un día, un mes, etc. Esta característica brinda la posibilidad a la distribución 
mencionada de estimar la probabilidad de falla horaria, lo que la hace adecuada para el análisis de 
confiabilidad en el planeamiento operativo que se requiere en este caso, ya que brinda como 
resultado la probabilidad de que el elemento falle en cada periodo de tiempo. Esto permitiría 
distinguir la falla en cada activo como preventiva o correctiva para cada uno de los 24 periodos, 
flexibilizando el programa de despacho. 
Para alimentar el modelo de la distribución de Poisson se deben tener en cuenta diferentes aspectos 
que afectan la probabilidad de falla de los activos de transmisión, tales como la longitud y el diseño 
de la línea, la ubicación geográfica y las condiciones climáticas de la zona por la que pasa el 
circuito; esto aspectos normalmente están contenidos y se evalúan con el cálculo de la tasa de salida 
forzada (FOR) de las líneas [69]. Para el caso del Sistema Interconectado Nacional, en [10] se 
recomienda para los estudios de corto plazo utilizar únicamente el nivel de lluvias esperado en la 
zona, el cual es pronosticado por el Instituto de Hidrología, Meteorología y Estudios Ambientales 
de Colombia (IDEAM). 
También es importante para todos los elementos del STN considerar la información histórica de 
fallas, el tiempo de operación del activo y el tiempo de vida útil pronosticado por el fabricante, así 
como las zonas geográficas de influencia de la línea y el histórico de actos terroristas que causaron 
la indisponibilidad del activo dado condiciones anormales de orden público (CAOP). 
Para iniciar la evaluación de un criterio que considere un despacho basado en la severidad y la 
probabilidad de la falla de activos del sistema interconectado nacional, el análisis probabilístico 
realizado en esta investigación se fundamentará en la información histórica de atentados terroristas 
y de disponibilidad de activos provista por XM S.A. E.S.P. en sus informes de operación anuales.  
Inicialmente se considera que los diez activos de transmisión a los cuales se les realizará el análisis 
tienen una probabilidad de ocurrencia baja, la cual está dada por la alta ingeniería necesaria para el 
planeamiento y la construcción de dichos sistemas, además de los índices de confiabilidad y 
seguridad con que los fabricantes desarrollan los dispositivos y los mecanismos necesarios para la 
implementación de las líneas y transformadores a altos niveles de potencia. 
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Sin embargo, en diferentes artículos se ha asumido que la probabilidad de salida de una línea es 
proporcional a su longitud o a su reactancia [70], por ende en esta investigación se considerará la 
longitud de las líneas de transmisión para el análisis probabilístico de dichos activos, dándoles a 
los circuitos de 500 kV una probabilidad de falla mayor que a los circuitos conectados a 220 kV, 
al tener una longitud mayor. Esta suposición se realiza teniendo en cuenta que entre más largo sea 
el circuito, tiene una mayor posibilidad de verse afectado en diferentes puntos por fenómenos tales 
como atentados terroristas, descargas atmosféricas, lluvias y vientos fuertes, entre otros.  
Los transformadores de potencia se consideran con una probabilidad de falla menor que las líneas 
de transmisión de 220 kV, debido a que además de ser elementos fabricados con rigurosos índices 
de seguridad y confiabilidad, se encuentran ubicados en subestaciones de potencia, las cuales 
resguardan dichos activos de las condiciones climáticas y de atentados terroristas. Un ejemplo de 
este caso es el transformador de Copey 500/230 kV, el cual desde su entrada en operación en 2007 
no presenta ninguna indisponibilidad [10].  
A partir de las suposiciones realizadas anteriormente, se empezará a analizar la información 
histórica de indisponibilidades provista por XM, buscando identificar si alguno de los elementos 
de transmisión analizados debe ser considerado con una probabilidad de ocurrencia alta.  
A continuación se resumen los elementos que se deben considerar en los análisis probabilísticos de 
los cinco más recientes para los cuales el operador brindó información.  
Año 
operación 
Total 
atentados 
Circuitos identificados con mayor tasa de indisponibilidad en la operación del 
SIN 
2011 75 De los eventos por atentados, el 81.8% corresponde a eventos en el circuito Porce 
III – Cerromatoso 500 kV y/o San Carlos – Porce III 500 kV. Al finalizar el 2011, 
el operador de red brindó la información de los circuitos con mayor probabilidad 
de falla durante el año, los cuales fueron Porce III – Cerromatoso 500 kV con 
8.13% y San Carlos – Porce III 500 kV con 4% [71]. 
2012 37 El 94% de los atentados reportados en los activos del SIN corresponden a ataques 
a los circuitos Porce III – Cerromatoso 500 kV y San Carlos – Porce III 500 kV, 
los cuales estuvieron indisponibles durante 1024 horas a lo largo del año. Al 
finalizar el 2012 el operador de red identificó dichos activos como los circuitos 
con mayor probabilidad de falla, con un 11% y un 2% respectivamente [19].  
2013 17 A lo largo de este año, el circuito que estuvo más veces indisponible dado 
atentados terroristas fue Porce III – Cerromatoso 500 kV, con 4 eventos debidos 
a la avería o el derribo de alguna de sus torres de transmisión. Después de éste se 
encuentra el circuito Copey – Ocaña 500 kV con dos eventos de indisponibilidad 
dado atentados terroristas. 
2014 19 Durante este año el circuito más afectado fue nuevamente Porce III – 
Cerromatoso 500 kV, con tres indisponibilidades dado atentados a su 
infraestructura.  
2015 35 El activo Ocaña – Los Palos 1 230 kV sufrió un total de tres atentados a su 
infraestructura, siendo así el circuito más afectado durante este año de operación. 
Tabla 16. Atentados terroristas y disponibilidad de activos del STN. 
Fuente. Tabla adaptada de [19], [20], [21], [22] y [71]. 
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Si bien en las diferentes referencias mencionadas se encuentra además la indisponibilidad por otros 
factores tales como expansión y mantenimientos, en este resumen se mencionan únicamente las 
indisponibilidades por motivos denominados como causa mayor, ya que son los que pueden causar 
salidas imprevista en los activos de transmisión. Los otros factores que causan indisponibilidades 
en el STN, tales como mantenimientos programados, hacen parte del proceso de planeamiento 
operativo de la red y por tanto el operador los tiene en cuenta antes de realizar el despacho 
económico. Por esta razón, no son tenidos en cuenta para el análisis probabilístico en esta 
investigación. 
De los históricos evaluados, se puede concluir que el circuito que mayor probabilidad de falla 
presenta es el de Porce III – Cerromatoso 500 kV, siendo el activo del STN más afectado por 
atentados terroristas en los cuatro años de análisis, presentando para todos los años un número de 
indisponibilidades mayor o igual a tres.  
La probabilidad de ocurrencia de contingencia en este elemento se debe considerar alta, sin 
embargo, se puede observar en la tabla 6 que este activo está caracterizado como dominada (no se 
encuentra entre los elementos sombreados). En este caso la alta probabilidad de ocurrencia se debe 
trasladar al activo cuya contingencia sea dominante de la contingencia en el circuito Porce III – 
Cerromatoso 500 kV, el cual corresponde a la línea de transmisión Copey – Ocaña 500 kV.  
Teniendo los resultados del análisis probabilístico realizado, además del resultado obtenido en el 
análisis eléctrico y mostrado en la tabla 15, se define el trato que se deberá dar a cada una de las 
contingencias dominantes evaluadas, dicho resultado se muestra en la tabla 17.  
Número 
Contingencia (k) 
Nombre Línea 
Transmisión 
Severidad según  
sobrecarga del STN 
Probabilidad 
Ocurrencia 
Manejo a la 
contingencia 
1 Páez – San Bernandino Media Baja Correctiva 
2 Guavio – Tunal 1 Media Baja Correctiva 
3 Chivor – Tocar 1 Media Baja Correctiva 
4 San Marcos – Virginia Media Baja Correctiva 
5 Bacata – Primavera 1 Alta Baja Preventiva 
6 Bolívar – Copey 1 Media Baja Correctiva 
7 Chinu – Sabanalarga 2 Media Baja Correctiva 
8 Cartago – La Virginia 1 Media Baja Correctiva 
9 Transformador Ocaña Alta Baja Preventiva 
10 Copey – Ocaña 1 Media Alta Preventiva 
Tabla 17. Resultados obtenidos del análisis eléctrico y probabilístico implementado en las contingencias 
dominantes analizadas. 
La figura 11 identifica gráficamente el análisis realizado para determinar el manejo a las 
contingencias recogido en la tabla 17, se puede notar que dicha gráfica utiliza la metodología 
mostrada en la figura 1. 
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Figura 11. Caracterización de las contingencias dominantes analizadas mediante la curva descrita en el 
capítulo 1. 
5.5.3 Programa de generación obtenido 
Después de obtener los resultados del análisis eléctrico y probabilístico, se ejecuta el modelo de 
despacho económico con restricciones de seguridad Preventivo – Correctivo. Para este caso, 
únicamente entran como restricciones al modelo de optimización las contingencias en las líneas de 
transmisión caracterizadas como preventivas en la tabla 17.  
El despacho obtenido se muestra en la tabla 18, la cual contiene la generación programada en los 
recursos del sistema. Es importante tener en cuenta que las particularidades del despacho listadas 
en la sección 5.3 siguen siendo válidas en este caso, al tener las mismas condiciones iniciales. Por 
dicha razón, en esta sección no se detallarán nuevamente. 
En el despacho obtenido con un criterio de seguridad Preventivo/Correctivo se puede notar 
marcadas diferencias con respecto al despacho que considera únicamente el criterio Preventivo, las 
cuales impactarán en el costo del programa de generación. Se puede notar por ejemplo que al igual 
que en el caso 1 y a diferencia del caso 2.1, durante esta simulación el optimizador no enciende el 
recurso térmico 14, dado que no ve viable asumir su costo de arranque y parada para programarlo 
en su disponibilidad (70 MW). Además, durante este caso el recurso hidráulico 5 se programa con 
una generación mucho mayor que en el caso 2.1, presentando una generación máxima de 931 MW 
(93% de su disponibilidad) frente a una de 397 MW (40% de su disponibilidad) en el caso 2.1. 
Por otra parte, se puede notar que los recursos térmicos más costosos (22, 19, 20, 8, 6, 3, 4 y 5) 
presentan un despacho casi idéntico en ambos casos, distando únicamente para el recurso térmico 
3 durante el periodo 19 (P19), el cual presenta una programación de 15 MW más durante este caso.
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Tabla 18. Despacho programado para los recursos de generación del sistema considerando análisis de seguridad Preventivo/Correctivo 
Recurso Oferta P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 P11 P12 P13 P14 P15 P16 P17 P18 P19 P20 P21 P22 P23 P24
Térmico 22 1,532,680$     0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 19 991,387$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 65 65 65 65 65 65 0 0 0
Térmico 20 990,531$       65 65 65 65 65 65 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 65 65 65 126 74 65 0 0
Térmico 8 938,110$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 6 874,931$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 3 840,000$       30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 55 30 30 43 30 30 30 55 55 55 30 30 30
Térmico 4 810,000$       30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 51 60 53 56 60 30 30 30 60 60 60 30 30 30
Térmico 5 780,000$       55 43 58 30 30 30 30 30 30 38 66 66 66 66 66 46 30 30 66 66 66 30 0 0
Térmico 1 763,930$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 2 761,871$       50 33 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 19 600,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 198 285 208 213 267 274 0 0 285 285 285 7 0 0
Térmico 23 597,041$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 11 517,018$       0 0 0 0 0 0 0 0 90 167 167 167 167 167 167 167 167 90 167 167 167 90 0 0
Hidráulico 22 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 81 255 255 255 255 255 255 255 255 255 250 255 255 255 255 192 0
Hidráulico 4 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 34 99 99 99 99 99 99 99 99 0 99 99 99 99 0 0
Hidráulico 13 421,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 95 236 236 236 236 203 198 220 0 236 236 236 236 0 0
Hidráulico 16 375,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 87 0 0 0 0 0 0 167 405 221 0 0 0
Hidráulico 8 370,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 78 0 210 0 0 0 0
Hidráulico 11 350,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 138 84 53 170 65 72 122 129 114 170 170 170 170 59 83 0
Térmico 25 318,050$       100 0 0 0 0 0 0 100 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 100 0
Hidráulico 18 300,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 46 46 46 46 46 46 46 46 46 0 0 9 0 0 0 0
Térmico 18 247,890$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 155 155 155 155 155 155 68
Térmico 21 190,092$       91 84 84 84 84 84 84 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 162
Térmico 17 186,026$       0 0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Térmico 16 186,026$       0 0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Hidráulico 15 180,000$       0 0 0 0 0 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134
Hidráulico 1 180,000$       248 193 94 0 12 215 238 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248
Térmico 24 180,000$       0 0 0 0 0 150 174 208 208 208 208 200 200 200 200 200 200 200 200 200 208 208 208 162
Hidráulico 2 160,000$       0 0 0 0 0 0 17 57 70 70 70 70 70 70 70 70 70 0 48 70 50 0 0 0
Hidráulico 20 159,000$       928 928 928 824 928 928 928 927 928 928 928 834 928 928 928 928 928 928 857 600 817 928 928 928
Hidráulico 12 154,000$       306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306
Térmico 10 153,794$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 6 150,000$       0 0 0 0 0 0 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 71 120 120 120 73 12 0
Térmico 7 149,930$       0 0 0 220 322 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 323 324 324 324 323 323 323
Térmico 28 146,800$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 31 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 29 146,723$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 27 146,125$       34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 30 143,917$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 9 143,727$       151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Hidráulico 7 140,000$       16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
Hidráulico 5 138,000$       0 0 0 0 0 110 395 424 390 914 931 915 930 928 931 931 878 566 829 806 827 881 360 176
Hidráulico 21 120,000$       135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135
Hidráulico 9 120,000$       512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512
Térmico 12 113,000$       31 31 31 31 31 23 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 18 31 18 18 18 18 31 31
Térmico 13 112,000$       72 72 72 72 72 72 35 35 35 35 35 35 35 35 35 35 35 72 35 41 35 35 72 72
Térmico 14 111,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 15 102,000$       154 154 154 154 154 154 98 100 146 62 50 52 50 50 50 50 100 154 145 154 147 106 154 154
Hidráulico 17 85,000$         660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660
Térmico 26 36,000$         30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 21 29 22 23 20 20 30 30 30 30 30 30 30 30
Hidráulico 3 33,645$         540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540
Hidráulico 10 33,645$         1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 892 906 914 906 907 917 919 916 1057 927 934 927 911 1199 1200
Hidráulico 14 33,645$         590 563 546 541 567 600 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 600 600 600 600 600 600 600
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La tabla 19 resume las condiciones de generación para cada periodo en el despacho que considera 
análisis de seguridad Preventivo – Correctivo.  
Periodo Demanda 
[MW] 
Generación Térmica 
[MW] 
Generación 
Hidráulica [MW] 
Generación Total 
[MW] 
P1 6,156.00 1020.73 5,135.27 6,156.00 
P2 5,937.55 885.02 5,052.54 5,937.55 
P3 5,803.60 867.15 4,936.45 5,803.60 
P4 5,793.30 1,059.00 4,734.30 5,793.30 
P5 6,037.51 1,161.38 4,876.12 6,037.51 
P6 6,659.88 1,303.92 5,355.95 6,659.88 
P7 6,850.50 1,249.44 5,601.06 6,850.50 
P8 7,330.68 1,570.45 5,760.22 7,330.68 
P9 7,944.80 1,812.46 6,132.34 7,944.80 
P10 8,267.32 1,813.79 6,453.53 8,267.32 
P11 8,634.15 1,842.15 6,792.00 8,634.15 
P12 8,859.81 1,877.69 6,982.12 8,859.81 
P13 8,650.64 1,836.81 6,813.83 8,650.64 
P14 8,665.22 1,840.02 6,825.20 8,665.22 
P15 8,795.05 1,885.78 6,909.27 8,795.05 
P16 8,810.50 1,890.84 6,919.67 8,810.50 
P17 8,665.09 2,067.41 6,597.68 8,665.09 
P18 8,450.77 2,181.30 6,269.47 8,450.77 
P19 9,434.51 2,291.02 7,143.49 9,434.51 
P20 9,718.00 2,367.53 7,350.47 9,718.00 
P21 9,467.09 2,309.59 7,157.50 9,467.09 
P22 8,626.94 2,026.39 6,600.55 8,626.94 
P23 7,759.33 1,834.04 5,925.29 7,759.33 
P24 6,954.58 1,499.69 5,454.89 6,954.58 
Costo total despacho [COP] 30,102,559,742 
Tabla 19. Condiciones generales de despacho obtenido en este caso por tipo de recurso para cada periodo 
de análisis. 
Al comparar los resultados expuestos en tabla 19 con los mostrados en la tabla 10, se puede notar 
que el costo del programa de generación obtenido en este caso disminuyó en 914,018,429 COP. Si 
en el planeamiento operativo del SIN se logra implementar una metodología equivalente a la 
propuesta en esta investigación, la cual mantenga los altos índices de seguridad y confiabilidad con 
que se opera hoy la red, pero que además permita un manejo más flexible en las restricciones del 
STN, el ahorro anual que se presentaría en el mercado eléctrico nacional podría encontrarse en el 
orden de los miles de millones de pesos, cifra importante que justifica los esfuerzos que deban 
realizarse para seguir avanzando en esta línea de investigación. 
Se debe resaltar que los índices de seguridad y confiabilidad con que se opera la red no se deberían 
ver afectados por la implementación de la metodología propuesta, ya que el análisis eléctrico 
asegura que no se presente en ningún caso eventos de demanda no atendida, eventos en cascada 
dada la falla en un circuito, ni violaciones a las restricciones eléctricas y/o operativas de la red. 
Además, el complemento del análisis eléctrico con los análisis probabilísticos vuelve más robusta 
la propuesta planteada y acerca el planeamiento realizado por el operador a la realidad operativa 
de los sistemas eléctricos. 
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Con el objetivo de hacer una comparativa económica y ambiental del programa de generación 
obtenido para cada uno de los tres casos analizados, se presenta la tabla 20. 
Caso de 
Análisis 
Costo despacho 
[COP] 
Energía total generada [MWh] Costo del análisis de 
seguridad realizado [COP] Térmica Hidráulica 
Caso 1 28,120,693,152 40,342.19 147,930.6 No aplica 
Caso 23 31,016,578,171 45,345.26 142,927.58 2,895,885,018 
Caso 3 30,102,559,742 40,493.6 147,779.21 1,981,866,589 
Tabla 20. Comparativa entre los diferentes casos de análisis expuestos en este capítulo. 
Buscando hacer una estimación del impacto ambiental, en la tabla 20 se presenta la energía 
generada por las térmicas durante el día de operación analizado; se puede notar que en este caso la 
generación de los térmicos rebajó en 4,851.66 MWh con respecto al caso 2, lo que representa una 
disminución del 10.69%. Esto, además de representar el beneficio económico ya mencionado, 
resulta en un beneficio ambiental, al evitar que dicho valor de energía sea obtenido mediante la 
quema de combustibles fósiles y sea en cambio generado por las hidroeléctricas, las cuales se 
pueden considerar energías limpias.  
Teniendo en cuenta el factor para las emisiones de dióxido de carbono debido a la generación de 
electricidad en el SIN, dado por el aplicativo FECOC (Factor de Emisión de los Combustibles 
Colombianos) de la UPME [72], el cual se estimó en 0.1990 kgCO/kWh para el año 2015, se puede 
concluir que con el análisis de confiabilidad detallado en el caso 3 se presentó una reducción de 
965 toneladas de CO2 liberadas al medio ambiente durante el día de operación simulado. 
Además, se puede notar que el ahorro económico en la generación de seguridad despachada bajo 
el modelo de optimización que considera análisis de seguridad Preventivo – Correctivo (caso 3), 
con respecto al modelo que solo realiza análisis preventivo (caso 2), es del 31.56%. Es importante 
tener en cuenta que esta disminución impactará directamente el costo de las restricciones asociadas 
al análisis de seguridad y confiabilidad en el SIN, además de impactar indirectamente el costo de 
las restricciones asociadas al soporte de tensión al despachar recursos de generación que se 
encuentra fuera de mérito principalmente en el área norte del país.   
La figura 12 muestra el despacho obtenido para los tres casos analizados, dividiendo para cada uno 
de estos la generación despachada entre recursos térmicos e hidráulicos, teniendo en cuenta que la 
suma de la generación en cada caso debe abastecer la totalidad de la demanda del sistema.  
En dicha figura se puede notar que para todos los periodos de optimización el caso 2 presenta una 
generación basada en térmicos mayor que para los demás casos, lo que se refleja en los costos 
adicionales mostrados en la tabla 20, así como en el impacto medioambiental anteriormente 
mencionado. 
 
                                                          
3 Tal como se mencionó anteriormente, para este caso se utilizará el programa de generación obtenido en el caso 
2.1, es decir, el que implementa únicamente la matriz PTDF para evaluar el flujo pos-contingencia en la red. 
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Figura 12. Generación despachada por tipo de recurso para cada uno de los casos de análisis 
 
Es importante aclarar que los resultados presentados aquí son únicamente para un día de operación, 
para el cual se tiene información de la disponibilidad de los recursos, la demanda y demás 
condiciones operativas del sistema. Sin embargo, se debe tener en cuenta que estos análisis se ven 
directamente afectados por las variaciones en las condiciones de la red, es decir, estas cifras podrían 
aumentar o disminuir día a día en virtud de las ofertas realizadas por los recursos, la disponibilidad 
de activos del STN, así como la demanda variable de los usuarios. 
Sin embargo, se espera que a medida que la disponibilidad de los recursos hidráulicos disminuya 
y el STN se vea más restricto, el análisis de seguridad preventivo-correctivo presentado en el caso 
3 presente unos ahorros porcentuales mayores a los que se evidencian en las simulaciones expuestas 
en este documento. 
Finalmente, se presenta la tabla 21, la cual contiene información del tiempo computacional que 
tomó llevar a cabo cada uno de los análisis que se realizaron durante esta investigación. 
Análisis realizado Número de contingencias 
analizadas 
Tiempo computacional 
requerido [s] 
Selección de contingencias No aplica 4,200 
Análisis eléctrico No aplica 480 
Despacho económico sin restricciones de 
seguridad 
0 20 
67 
 
Despacho económico con restricciones de 
seguridad Preventivas utilizando PTDFs 
10 149 
Despacho económico con restricciones de 
seguridad Preventivas utilizando LODFs 
10 36 
Despacho económico con restricciones de 
seguridad Preventivas – Correctivas 
utilizando PTDFs 
3 49 
Despacho económico con restricciones de 
seguridad Preventivas – Correctivas 
utilizando LODFs 
3 35 
Tabla 21. Tiempo computacional requerido para cada uno de los análisis ejecutados. 
El algoritmo implementado para la selección de las contingencias que se deben evaluar en el 
planeamiento operativo del SIN resultó siendo claramente el que mayor tiempo requiere para 
arrojar una respuesta, tardando cerca de 1 hora y 10 minutos. Aunque el tiempo resulta 
significativo, se debe tener claro que este algoritmo se plantea para ser utilizado fuera de línea. Por 
ejemplo, este tiempo no debería representar un impedimento para la aplicación en el mercado 
eléctrico colombiano, teniendo en cuenta que el operador del SIN conoce desde el día anterior al 
de operación los circuitos de transmisión que estarán disponibles, así como las ofertas de los 
agentes generadores. Por tanto, este algoritmo podría ser integrado al planeamiento operativo del 
SIN ejecutándose el día antes al de operación, previo a realizar la programación de los recursos de 
generación. 
Por su parte el análisis eléctrico requiere alrededor de ocho minutos para caracterizar la severidad 
de la ocurrencia de cada una de las contingencias a evaluar. Este tiempo está justificado en los 240 
flujos de carga que se deben ejecutar, los cuales corresponden a evaluar las 10 contingencias para 
los 24 periodos en los que se divide el horizonte de planeamiento. Tal como se mencionó 
anteriormente, para cada uno de los flujos de carga el programa desarrollado analiza el flujo de 
potencia por los 212 circuitos de transmisión dado el despacho de los recursos de generación 
asignado por el optimizador en el caso 1, y los compara con respecto a los límites fijados en la 
sección 5.5.1. 
Con respecto a los modelos de optimización, es notable que cuando se utiliza únicamente la matriz 
PTDF para realizar el análisis de contingencias en el sistema, el tiempo computacional aumenta 
sensiblemente a medida de que se incrementan las contingencias a analizar, tal como se describió 
a lo largo de este documento. Aquí se evidencia entonces la importancia de realizar el proceso de 
identificación de las contingencias dominantes, debido a que hacer un análisis de seguridad 
considerando la totalidad de los elementos del STN sería inviable, debido al tiempo que tardaría el 
modelo en arrojar una respuesta. Sin embargo, se puede notar que cuando se utilizan los LODFs 
para realizar el análisis de confiabilidad en el despacho, el tiempo computacional no varía 
sustancialmente a medida de que aumentan las restricciones a evaluar. 
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6. Conclusiones y trabajos futuros 
 
Durante el desarrollo de esta investigación se pudo evidenciar que realizar simulaciones 
implementado la metodología enmarcada en el marco regulatorio energético nacional para el 
análisis de seguridad y confiabilidad en el STN, resulta en la inclusión de muchas más restricciones 
al problema de optimización que resuelve el despacho económico, las cuales sumadas a las 
restricciones eléctricas y operativas de la red resultan en un problema que requiere esfuerzos y 
tiempos computacionales grandes, además de que el problema puede hacerse infactible o dar como 
resultado un programa de generación muy costoso. Esto depende también de las disponibilidades 
y los precios ofertados por los recursos de generación, de la disponibilidad de activos del STN, de 
la demanda en el sistema y de las condiciones iniciales del problema, las cuales dependen del 
programa de generación del día anterior.  Por tanto, aunque se realice el mismo análisis de 
seguridad utilizando la misma red de transmisión, el precio de la generación de seguridad variará 
de un día a otro.  
Es importante además mencionar que aunque XM S.A. E.S.P. realiza un análisis de seguridad 
preventivo determinístico, éste no resulta como consecuencia de un proceso puro de optimización, 
dado que al programa de generación obtenido se le realizan algunas modificaciones dadas por los 
resultados del análisis eléctrico y por la experticia del operador. Por tanto, sería un avance en la 
operación del SIN incluir la red eléctrica en el modelo de optimización; esto le brindará la 
oportunidad al optimizador de evaluar los flujos de potencia por el sistema en pre y pos 
contingencia, y le permitirá arrojar un programa de generación que considere el análisis de 
seguridad N-1 en el STN. Consecuentemente, el operador tendrá una herramienta que apoyará su 
toma de decisiones, a la que vez que permitirá que el programa de despacho asignado sea el 
resultado de un problema de optimización puro, lo que garantiza que la respuesta obtenida sea la 
mejor.  
Durante el análisis eléctrico basado en la cargabilidad de los activos ejecutado en esta investigación 
se pudo inferir los rigurosos criterios de seguridad y confiabilidad con los que está construido el 
SIN, al presentarse ampliamente enmallado y con holgura en la capacidad del STN. Esto se reflejó 
además al realizar el análisis del sistema bajo falla, simulación durante la cual la sobrecarga en los 
circuitos de transmisión fue nula para la mayoría de contingencias. 
Resulta importante aclarar que el análisis eléctrico realizado en este documento presenta la 
severidad de cada falla considerando únicamente la sobrecarga de los elementos del STN. Para una 
implementación más cercana a la realidad del SIN resultaría importante realizar dicho análisis 
considerando además la estabilidad de tensión, lo que llevaría a aplicar análisis bajo flujo de carga 
AC. Sin embargo, se debe tener en cuenta que los cortes considerados por el operador de la red 
están encaminados en garantizar la estabilidad del voltaje en las diferentes áreas operativas, y que 
estos se consideran en el análisis eléctrico llevado a cabo en esta investigación con la inclusión de 
los factores que buscan limitar el flujo por las líneas definidos en la sección 5.5.1. Por tanto, el 
análisis eléctrico realizado tiene en cuenta en alguna medida la estabilidad de tensión en la red.  
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Se debe tener en cuenta que si bien el análisis probabilístico que se presenta en esta investigación 
no tiene toda la rigurosidad propuesta y contemplada en el método de Poisson, la aproximación 
realizada es suficiente para brindar un primer acercamiento a la probabilidad de ocurrencia de cada 
contingencia, ya que ésta se basa fundamentalmente en los datos históricos de falla de los 
principales activos del STN.  
Durante el desarrollo de la investigación se encontró que realizar un análisis de contingencias en 
el programa de optimización que realiza el despacho de los recursos utilizando la matriz de 
sensibilidad LODF requiere un menor esfuerzo computacional que el método que utiliza los PTDF 
con la tercera dimensión asociada a las topologías de la red. Sin embargo, durante la evaluación 
del caso 2 (sección 5.4) se pudo notar que para el sistema de prueba utilizado la metodología que 
utiliza PTDFs presenta ventajas con respecto a los LODFs, al realizar un programa de generación 
más económico además de que no ocasiona racionamiento en el SIN. 
Es importante mencionar además que el cálculo de los LODF en sistemas de transmisión presenta 
problemas para calcular los factores asociados a los activos de transmisión radiales, así como para 
calcular los factores asociados a las fallas múltiples. Esta situación no se presentaría con el uso de 
los PTDFs con una tercera dimensión asociada a las contingencias, ya que dicha matriz tiene 
intrínseca la topología de cada una de las redes que se quieren evaluar, lo que le brinda al 
optimizador la oportunidad de evaluar las fallas (múltiples o en elementos radiales) sin hacer los 
supuestos que se deberían hacer durante el cálculo de los LODFs.   
En los resultados obtenidos de la implementación de la metodología planteada para la selección de 
las contingencias dominantes y dominadas, se encontró que analizando la ocurrencia de falla en el 
modelo de optimización de aproximadamente el 5% de los circuitos del sistema de transmisión, se 
está realizando un despacho que cumple con el análisis de seguridad N-1 ante la ocurrencia de 
contingencia en cualquier activo del STN; consideración que resulta importante dado que en la 
práctica se requieren obtener respuestas con tiempos computacionales bajos. Añadir al modelo que 
realiza el despacho de los recursos de generación un análisis de seguridad que considere la falla en 
todos los elementos de transmisión y no solamente en los dominantes, aumentará sensiblemente el 
tiempo que tarda el programa de optimización en brindar una respuesta; esto sería un impedimento 
si se desea implementar esta metodología en un despacho en tiempo real o en un re-despacho tal 
como el realizado en Colombia, el cual se ejecuta cada hora.  
Tal como se mencionó en el documento, se debe tener en cuenta que el conjunto de contingencias 
dominadas y dominantes puede variar según el día de operación y en general con las condiciones 
del sistema. Este algoritmo se debe ejecutar entonces cada que las ofertas y demás condiciones 
operativas presenten grandes cambios (salida de activos de generación o del STN, grandes cambios 
de demanda, entre otros). Sin embargo, teniendo en cuenta que el análisis de las contingencias 
propuesto es un proceso demorado (1 hora y 10 minutos para la simulación realizada en esta tesis), 
este se debe considerar como un proceso a ejecutarse fuera de línea. En el planeamiento operativo 
del SIN fácilmente se podría adaptar esta metodología, ya que el operador cuenta con las 
condiciones operativas ofertadas por los agentes del sistema un día antes al de operación, tiempo 
suficiente para caracterizar el sistema que deberá operar al día siguiente. 
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En los resultados numéricos obtenidos se puede notar que la generación de seguridad programada 
con el despacho económico que considera un análisis de seguridad Preventivo es mayor que la 
despachada para el análisis de seguridad Preventivo-Correctivo propuesto en esta investigación y 
detallado en el caso 3, lo que se evidencia en el costo del análisis de confiabilidad realizado, el cual 
es de 2,895,885,018 COP para el caso 2 y de 1,981,866,589 COP para el caso 3, lo que representa 
una disminución económica de 914,018,429 COP. Por tanto, resulta importante resaltar que la 
metodología propuesta presenta las ventajas económicas esperadas, además de mantener la 
operación del SIN con criterios rigurosos de seguridad y confiabilidad, garantizando que en todo 
momento la totalidad de la demanda sea atendida bajo el cumplimiento de las restricciones 
eléctricas y operativas de la red. 
Tal como se mencionó anteriormente, el ahorro en el análisis de confiabilidad hibrido propuesto es 
del 31.6% con respecto al análisis de seguridad que considera la contingencia en todos los activos 
dominantes. Si se tiene en cuenta que el análisis de confiabilidad representa alrededor del 10% del 
costo total pagado por los usuarios mediante tarifa en la componente de restricciones (ver figura 
2), se puede concluir que con esta metodología dicho valor podría presentar una disminución 
cercana al 3%. Teniendo en cuenta el costo total pagado durante el 2015 en el mercado eléctrico 
colombiano por concepto de restricciones (ver tabla 2), este porcentaje representaría una 
disminución de aproximadamente 14,630,000,000 COP. 
Además de esto, se puede notar en los resultados presentados que la energía provista por medio de 
generadores térmicos en el caso 3 disminuyó en 4851 MWh con respecto al caso 2, lo que significa 
una reducción cercana a 965 toneladas de CO2 liberadas al medio ambiente durante el día de 
operación simulado. 
Los resultados obtenidos permiten inferir la pertinencia de realizar estudios adicionales buscando 
evolucionar en los criterios utilizados por el operador para garantizar el análisis de seguridad y 
confiabilidad N-1 en la red, ya que tal como se detalla en este documento, flexibilizar y añadir 
análisis de probabilidad y severidad de la ocurrencia de cada falla, puede brindar una operación del 
SIN igual de segura pero más económica.  
 
6.1 Trabajos futuros 
 
A continuación se recopilan a través de comentarios los estudios que según el autor se deben 
adelantar, buscando avanzar en esta línea de investigación y poder proponer un esquema más 
completo para la implementación de la metodología propuesta en el planeamiento operativo del 
Sistema Interconectado Nacional.  
Se deben realizar análisis probabilísticos que además de los datos históricos de indisponibilidad en 
el STN, considere un modelo de Poisson al cual ingresen como datos de entrada las tasas de falla 
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de la línea de transmisión, las condiciones climatológicas y el nivel ceráunico de la zona por la que 
pasa el circuito. 
Es conveniente llevar a cabo un análisis eléctrico más completo para determinar la severidad de 
cada falla, el cual además de la sobrecarga en los activos del STN, considere estabilidad de voltaje 
en el SIN. Además de esto, resulta importante identificar los diferentes cortes manejados por XM, 
y posteriormente definir los factores que limitan el flujo de potencia activa por las líneas con una 
mayor rigurosidad. 
Es importante empezar a estudiar y categorizar las acciones correctivas que se pueden realizar en 
el planeamiento operativo ante la ocurrencia de contingencias en el SIN, teniendo en cuenta los 
recursos que se tienen en este. Esto conllevaría el estudio del redespacho del sistema ante 
condiciones de falla de activos, deslastre de carga y el uso de elementos almacenadores de energía 
que se pueden utilizar en la red. 
Sería útil igualmente el complemento en el modelo del sistema interconectado nacional, añadiendo 
además los activos que hacen parte del Sistema de Transmisión Regional. En este punto importante 
tener en cuenta que la información de los activos del SIN además del modelo de despacho 
económico utilizado por XM para realizar el planeamiento operativo son privados, y no se 
encuentran disponibles para realizar investigación. 
Se deben realizar estudios que comparen las metodologías descritas y utilizadas en este trabajo 
para el análisis de contingencias en el proceso de programación de unidades. Si bien en este trabajo 
se propuso y utilizó como base la implementación de una tercera dimensión en la matriz PTDF, es 
claro que utilizar los LODFs presenta ventajas computacionales que la hacen más atractiva para la 
implementación en el planeamiento operativo de los sistemas eléctricos. 
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Anexo 1. Nomenclatura utilizada para el modelo de optimización 
desarrollado 
 
Este anexo presenta la nomenclatura utilizada para el modelo de optimización mostrado en la 
sección 4.1 de este documento. Dicho modelo fue programado en el software GAMS, y representa 
una aproximación cercana al modelo de despacho económico para el mercado eléctrico 
colombiano. 
Índices 
𝑛 Índice de nodos del sistema. 
𝑟 Índice de circuitos de transmisión. 
𝑟𝑓 Índice de circuitos de transmisión fallados en el análisis de contingencias. 
𝑔𝑡 Índice de generadores térmicos.  
𝑔ℎ Índice de generadores hidráulicos. 
𝑡 Índice del periodo de análisis.  
𝑘 Índice de contingencias a implementar en la red. 
 
Conjuntos 
Ω𝑛 Conjunto de nodos del sistema. 
Ω𝑟 Conjunto de circuitos de transmisión. 
Ω𝑟𝑓 Conjunto de circuitos de transmisión fallados. 
Ω𝑔𝑡 Conjunto de generadores térmicos.  
Ω𝑔ℎ Conjunto de generadores hidráulicos. 
Ω𝑡 Conjunto del periodo de análisis.  
Ω𝑘 Conjunto de contingencias a implementar en la red. 
 
Parámetros de entrada 
𝑁𝑔𝑡 Cantidad de generadores térmicos. 
𝑁𝑔ℎ Cantidad de generadores hidráulicos. 
𝑁𝑛 Cantidad de nodos en el sistema de potencia. 
𝑇 Cantidad de periodos en el horizonte de planeamiento. 
𝐶𝑔𝑡 Oferta económica del generador térmico gt. 
𝐶𝑔ℎ Oferta económica del generador hidráulico gh. 
𝑃𝑔𝑡
𝐴−𝑃 Precio de arranque y parada del generador térmico gt.  
?̅?𝑔𝑡 Límite máximo de generación del generador térmico gt. 
?̅?𝑔ℎ,𝑡 Límite máximo de generación del generador hidráulico gh. 
𝑃 𝑔𝑡 Límite mínimo de generación del generador térmico gt. 
𝑃 𝑔ℎ,𝑡 Límite mínimo de generación del generador hidráulico gh. 
𝑅𝑔𝑡
𝑂𝑁 Rampa de encendido del generador térmico gt. 
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𝑅𝑔𝑡
𝑂𝐹𝐹 Rampa de apagado del generador térmico gt. 
𝑅𝑔𝑡
𝑈𝑃 Rampa de incremento del generador térmico gt. 
𝑅𝑔𝑡
𝐷𝑁 Rampa de disminución del generador térmico gt. 
𝑇𝑀𝐺𝑔𝑡 Tiempo mínimo de generación del generador térmico gt. 
𝑇𝑀𝐹𝐿𝑔𝑡 Tiempo mínimo fuera de línea del generador térmico gt. 
𝑇𝐺𝑔𝑡,0 Tiempo de generación acumulado en el instante 0 por el generador térmico gt. 
𝑇𝐹𝐿𝑔𝑡,0 Tiempo fuera de línea acumulado en el instante 0 por el generador térmico gt. 
𝑇𝑅−𝑂𝑁  Periodos de generación pendientes del generador térmico gt para cumplir TMG. 
𝑇𝑅−𝑂𝐹𝐹  Periodos fuera de línea pendientes del generador térmico gt para cumplir TMFL. 
𝑢𝑔𝑡,0 Estado inicial del generador térmico gt. 
𝑃𝑔𝑡,0 Potencia inicial del generador térmico gt. 
𝑋𝑟 Reactancia del circuito de transmisión r. 
?̅?𝑟 Capacidad máxima de transferencia de potencia por el circuito r. 
𝐷𝑛,𝑡 Demanda de potencia en el nodo n durante el periodo t. 
𝐻 Matriz de sensibilidad del sistema de transmisión reducida (no considera nodo 
slack). 
𝐵 Matriz de susceptancia nodal del sistema de potencia reducida (no considera nodo 
slack). 
𝐴 Matriz de incidencia nodos-ramas reducida (no considera nodo slack). 
𝑃𝑇𝐷𝐹 Matriz de sensibilidad entre los flujos de potencia por las líneas de transmisión y la 
potencia neta inyectada en los nodos del sistema. 
𝐿𝑂𝐷𝐹 Matriz de sensibilidad entre los flujos en las líneas de transmisión debido a la falla 
de otra línea en el sistema. 
 
Variables del problema de optimización 
𝑃𝑔𝑡,𝑡 Potencia programada del generador térmico gt para el periodo t. 
𝑃𝑔ℎ,𝑡  Potencia programada del generador térmico gh para el periodo t. 
𝑢𝑔𝑡,𝑡 Variable binaria que indica si generador térmico gt se encuentra o no en estado de 
generación en firme durante el periodo t. 
𝑣𝑔𝑡,𝑡 Variable auxiliar binaria para encendido del generador térmico gt durante el periodo 
t. 
𝑤𝑔𝑡,𝑡 Variable auxiliar binaria para apagado del generador térmico gt durante el periodo 
t. 
ℎ𝑔ℎ,𝑡 Variable binaria de estado ON-OFF del generador hidráulico gh durante el periodo 
t. 
𝑓𝑟,𝑡,𝑘 Flujo de potencia activa por el circuito r en el periodo t dada la contingencia k. 
𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎
 Flujo de potencia activa pre-falla por el circuito supervisado r en el periodo t.  
𝑓𝑟𝑓,𝑡
𝑝𝑟𝑒𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎
 Flujo de potencia activa pre-falla por el circuito fallado rf en el periodo t.  
𝑓𝑟,𝑡
𝑝𝑜𝑠𝑓𝑎𝑙𝑙𝑎
 Flujo de potencia activa pos-falla por el circuito r en el periodo t.  
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Anexo 2. Información de los recursos de generación 
 
En este anexo se presenta la información de los recursos de generación relevante para el modelo 
de optimización. El cumplimiento de los diferentes tiempos y rampas que se deben satisfacer en el 
despacho económico para los recursos térmicos se pueden verificar en las figuras mostradas en el 
capítulo 5. 
Recurso TMG 
[h] 
TMFL 
[h] 
RE 
[MW] 
RI 
[MW] 
RD 
[MW] 
RA 
[MW] 
P0 
[MW] 
TGA 
[h] 
TFLA 
[h] 
Térmico 1 48 24 33 31 31 33 0 0 62 
Térmico 2 48 24 33 30 30 33 60 72 0 
Térmico 3 72 24 30 31 31 30 0 0 848 
Térmico 4 72 24 30 36 36 30 0 0 117 
Térmico 5 72 24 30 36 36 30 64 65 0 
Térmico 6 1 1 10 41 41 10 0 0 108 
Térmico 7 16 4 220 230 230 220 0 0 1 
Térmico 8 8 4 65 95 95 65 0 0 21 
Térmico 9 24 24 72 79 79 72 145 114 0 
Térmico 10 24 24 72 79 79 72 0 0 2 
Térmico 11 6 2 90 77 77 90 0 0 601 
Térmico 12 24 18 18 13 13 18 31 331 0 
Térmico 13 24 18 35 37 37 35 72 427 0 
Térmico 14 24 18 35 35 35 35 0 0 1,056 
Térmico 15 1 1 50 104 104 50 154 2184 0 
Térmico 16 4 4 42 3 3 42 0 0 1 
Térmico 17 4 4 42 3 3 42 0 0 1 
Térmico 18 24 24 68 87 87 68 0 0 8 
Térmico 19 6 8 65 92 92 65 0 0 346 
Térmico 20 6 8 65 92 92 65 0 0 11 
Térmico 21 1 1 84 194 194 84 264 406 0 
Térmico 22 8 8 312 479 479 312 0 0 1 
Térmico 23 2 4 100 129 129 100 0 0 122 
Térmico 24 6 1 150 310 310 150 0 0 82 
Térmico 25 10 1 100 105 105 100 205 54 0 
Térmico 26 12 2 20 10 10 20 30 680 0 
Térmico 27 72 24 17 17 17 17 34 328 0 
Térmico 28 72 24 31 32 32 31 0 0 10 
Térmico 29 72 24 31 33 33 31 64 325 0 
Térmico 30 72 24 31 33 33 31 40 105 0 
Tabla A2.1. Características de rampas, condiciones iniciales y de tiempos mínimos de generación y fuera 
de línea de los recursos térmicos. 
A continuación se presenta el significado de las abreviaturas manejadas en la tabla A2.1: 
TMG Tiempo mínimo de generación 
TMFL Tiempo mínimo fuera de línea 
RE Rampa de encendido 
RI Rampa de incremento 
RD Rampa de disminución 
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RA Rampa de apagado 
P0 Potencia inicial 
TGA Tiempo de generación acumulado 
TFLA Tiempo fuera de línea acumulado 
 
La tabla A2.2 presenta el nodo de conexión, los precios de oferta, el mínimo técnico y la 
capacidad efectiva neta de cada recurso.  
Recurso Nodo 
Conexión 
Precio de 
Oferta 
[COP] 
Precio 
Arranque-Parada 
[COP] 
Mínimo 
Técnico [MW] 
Capacidad 
Efectiva Neta 
[MW] 
Hidráulica 1 5 180,000 - 0 429 
Hidráulica 2 15 160,000 - 0 80 
Hidráulica 3 10 33,645.02 - 60 540 
Hidráulica 4 29 430,000 - 16 132 
Hidráulica 5 22 138,000 - 10 1,000 
Hidráulica 6 15 150,000 - 0 150 
Hidráulica 7 37 140,000 - 0 30 
Hidráulica 8 56 370,000 - 0 560 
Hidráulica 9 65 120,000 - 10 512 
Hidráulica 10 21 33,645.01 - 60 1,200 
Hidráulica 11 72 350,000 - 15 170 
Hidráulica 12 60 154,000 - 0 306 
Hidráulica 13 41 421,000 - 20 396 
Hidráulica 14 15 33,645 - 74 600 
Hidráulica 15 71 180,000.01 - 55 201 
Hidráulica 16 86 375,000 - 75 405 
Hidráulica 17 69 85,000 - 125 660 
Hidráulica 18 15 300,000 - 8 46 
Hidráulica 19 1 600,000 - 0 285 
Hidráulica 20 55 159,000 - 10 1,240 
Hidráulica 21 37 120,000.01 - 0 135 
Hidráulica 22 68 430,000.01 - 0 338 
Térmico 1 95 763,930 55,890,810 33 64 
Térmico 2 95 761,871 55,890,810 33 63 
Térmico 3 89 840,000 44,030,540 30 61 
Térmico 4 89 810,000 44,030,540 30 66 
Térmico 5 89 780,000 48,816,263 30 66 
Térmico 6 14 874,931 12,951,717 10 51 
Térmico 7 93 149,930 76,683,167 220 450 
Térmico 8 93 938,110 28,648,131 65 160 
Térmico 9 98 143,727 43,964,335 72 151 
Térmico 10 98 153,794 43,964,335 72 151 
Térmico 11 103 517,018 47,161,122 90 167 
Térmico 12 44 113,000 71,150,266 18 31 
Térmico 13 44 112,000 76,045,701 35 72 
Térmico 14 44 111,000 76,045,701 35 70 
Térmico 15 44 102,000 47,289,750 50 154 
Térmico 16 89 186,026 20,4102,56 42 45 
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Térmico 17 89 186,026.01 20,410,256 42 45 
Térmico 18 50 247,890 94,846,214 68 155 
Térmico 19 88 991,387 37,491,314 65 157 
Térmico 20 88 990,531 37,491,314 65 157 
Térmico 21 54 190,092 65,327,952 84 278 
Térmico 22 95 1,532,680 0 312 791 
Térmico 23 29 597,041 12,810,6041 100 229 
Térmico 24 47 180,000 72,858,372 150 460 
Térmico 25 29 318,050 45,398,160 100 205 
Térmico 26 44 36,000 2,909,265 20 30 
Térmico 27 43 146,125 59,125,429 17 34 
Térmico 28 43 146,800 67,194,952 31 63 
Térmico 29 43 146,723 67,194,952 31 64 
Térmico 30 43 143,917 67,194,952 31 64 
Tabla A2.2. Información de nodo de conexión, precios de oferta, mínimo técnico y capacidad efectiva neta 
de todos los recursos de generación. 
 
La tabla A2.3 presenta la información de disponibilidad ofertada por los recursos de generación para el día 
de operación simulado. 
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Tabla A2.3. Disponibilidad de los recursos para el día de operación evaluado.
Recurso P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 P11 P12 P13 P14 P15 P16 P17 P18 P19 P20 P21 P22 P23 P24
Hidráulico 1 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248
Hidráulico 2 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70
Hidráulico 3 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540
Hidráulico 4 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99 99
Hidráulico 5 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000
Hidráulico 6 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120
Hidráulico 7 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
Hidráulico 8 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560 560
Hidráulico 9 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512
Hidráulico 10 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200
Hidráulico 11 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170 170
Hidráulico 12 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306
Hidráulico 13 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236 236
Hidráulico 14 600 600 600 600 600 600 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 600 600 600 600 600 600 600
Hidráulico 15 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134
Hidráulico 16 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405 405
Hidráulico 17 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660
Hidráulico 18 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46 46
Hidráulico 19 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285 285
Hidráulico 20 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928
Hidráulico 21 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135
Hidráulico 22 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255 255
Térmico 1 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
Térmico 2 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
Térmico 3 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55 55
Térmico 4 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60 60
Térmico 5 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66 66
Térmico 6 44 44 44 44 44 45 45 44 44 44 43 42 41 41 41 41 41 41 42 42 43 43 43 43
Térmico 7 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443
Térmico 8 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153 153
Térmico 9 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Térmico 10 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Térmico 11 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167 167
Térmico 12 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31
Térmico 13 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72
Térmico 14 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72
Térmico 15 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154
Térmico 16 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Térmico 17 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
Térmico 18 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155 155
Térmico 19 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157
Térmico 20 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157 157
Térmico 21 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264
Térmico 22 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791 791
Térmico 23 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213 213
Térmico 24 210 210 210 210 210 210 208 208 208 208 208 200 200 200 200 200 200 200 200 200 208 208 208 208
Térmico 25 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205 205
Térmico 26 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 29 29 29 29 29 30 30 30 30 30 30 30 30
Térmico 27 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 28 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 29 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 30 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
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Anexo 3. Programa de generación obtenido evaluando el sistema 
a nodo único y precios de arranque y parada en los recursos 
 
En este anexo se presenta el despacho económico de los recursos de generación del sistema sin 
considerar la red de transmisión (despacho a nodo único), ni el precio de arranque y parada de los 
recursos térmicos. Este anexo busca ejemplificar la metodología utilizada para presentar el 
despacho de los recursos de generación en esta tesis, la cual es acorde al programa de generación 
que analiza día a día el operador del SIN.  
 
En la tabla A3.1 se presenta el programa de generación obtenido. Se puede ver que tal como se 
espera, los recursos de generación son programados en su disponibilidad siguiendo el orden de 
mérito. En dicha tabla se marca en rojo aquel recurso que por su oferta económica se encuentra 
marginando la demanda4 en cada periodo, es decir, aquel que asumiría el siguiente MW de potencia 
demandado en el sistema. 
 
Es importante tener en cuenta que las condiciones iniciales del despacho mostrado en este anexo 
son idénticas a las de los casos 1, 2 y 3 presentados en el capítulo 5 de este documento, por tanto, 
el programa de generación los recursos térmicos deben respetar las características técnicas de los 
mismos. De esta manera, el despacho de los térmicos 28, 7 y 10 se ve impactado por el tiempo 
mínimo fuera de línea que dichos recursos aún deben cumplir. Similarmente, la generación del 
recurso térmico 5 se ve impactada por el tiempo mínimo de generación. 
 
Por otra parte, aunque los recursos térmicos 21, 25 y 2 ya cumplieron su tiempo mínimo de 
generación y no se encuentran dentro del mérito económico, estos no pueden ser apagados desde 
el periodo 1 (P1) debido a que su rampa de apagado es menor a la potencia inicial del recurso, por 
lo tanto el optimizador lo lleva durante el primer periodo al mínimo técnico para posteriormente 
apagarlo. 
 
En este caso se puede notar que el recurso marginal del sistema en cada periodo tiende a seguir la 
curva de demanda del sistema, la cual se muestra en la figura 12. 
 
 
 
 
 
 
                                                          
4 En el glosario de XM se define al costo marginal del sistema como “Aumento en el costo total operativo del Sistema 
Interconectado Nacional debido al incremento de la demanda del mismo en una unidad. El costo adicional es 
imputable únicamente a unidades de generación flexibles y con nivel de generación superior a cero.” 
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Tabla A3.1. Despacho programado para los recursos del sistema sin considerar red de transmisión ni precio de arranque y parada en los térmicos.  
Recursos Oferta P1 P2 P3 P4 P5 P6 P7 P8 P9 P10 P11 P12 P13 P14 P15 P16 P17 P18 P19 P20 P21 P22 P23 P24
Térmico 22 1,532,680$     0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 19 991,387$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 20 990,531$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 8 938,110$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 6 874,931$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 3 840,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 4 810,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 5 780,000$       30 30 30 30 30 30 30 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 1 763,930$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 2 761,871$       33 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 19 600,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 23 597,041$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Térmico 11 517,018$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 22 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 0 0 0 0
Hidráulico 4 430,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 13 421,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0
Hidráulico 16 375,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 127 405 151 0 0 0
Hidráulico 8 370,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 5 267 502 293 307 406 419 204 0 560 560 560 0 0 0
Hidráulico 11 350,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 170 170 170 170 170 170 170 170 0 170 170 170 146 0 0
Térmico 25 318,050$       100 0 0 0 0 0 0 0 0 100 205 205 205 205 205 205 205 100 205 205 205 100 0 0
Hidráulico 18 300,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 46 46 46 46 46 46 46 46 24 46 46 46 46 0 0
Térmico 18 247,890$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 68 155 155 155 155 155 68 68
Térmico 21 190,092$       84 0 0 0 0 0 0 84 263 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 264 84 0
Térmico 17 186,026$       0 0 0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 42 0
Térmico 16 186,026$       0 0 0 0 0 0 0 42 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 45 42 0
Hidráulico 15 180,000$       0 0 0 0 0 0 0 0 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 134 0 0
Hidráulico 1 180,000$       0 0 0 0 0 0 0 11 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 248 65 0
Térmico 24 180,000$       0 0 0 0 0 0 0 150 208 208 208 200 200 200 200 200 200 200 200 200 208 208 150 0
Hidráulico 2 160,000$       0 0 0 0 0 0 0 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 70 0
Hidráulico 20 159,000$       185 149 13 0 0 426 817 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 928 498
Hidráulico 12 154,000$       306 306 306 88 110 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306 306
Térmico 10 153,794$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 72 151
Hidráulico 6 150,000$       120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120 120
Térmico 7 149,930$       0 0 0 220 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443 443
Térmico 28 146,800$       0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 31 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 29 146,723$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 27 146,125$       34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34 34
Térmico 30 143,917$       64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64 64
Térmico 9 143,727$       151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151 151
Hidráulico 7 140,000$       16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16 16
Hidráulico 5 138,000$       1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000 1000
Hidráulico 21 120,000$       135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135 135
Hidráulico 9 120,000$       512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512 512
Térmico 12 113,000$       31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31 31
Térmico 13 112,000$       72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72
Térmico 14 111,000$       35 70 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72 72
Térmico 15 102,000$       154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154 154
Hidráulico 17 85,000$         660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660 660
Térmico 26 36,000$         30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 30 29 29 29 29 29 30 30 30 30 30 30 30 30
Hidráulico 3 33,645$         540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540 540
Hidráulico 10 33,645$         1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200 1200
Hidráulico 14 33,645$         600 600 600 600 600 600 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 400 600 600 600 600 600 600 600
